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 Resumo 
 
A efetiva mitigação das mudanças climáticas requer modificações dos atuais sistemas de 
energia e, em particular, o perfil da geração de eletricidade deve ser profundamente alterado em 
relação à configuração atual. Por exemplo, para evitar o aumento acima de 2°C na temperatura 
média do planeta ao longo deste século, o fator de emissão médio na geração de eletricidade 
deve ser reduzido dos atuais 524 kgCO2/MWh para quase zero em 2060. Sistemas de bioenergia 
com captura e armazenamento de carbono (Biomass energy with carbon capture and storage - 
BECCS) são uma tecnologia emergente que combina aplicações de energia de biomassa em 
grande escala com captura e armazenamento de CO2, e têm o potencial de remover carbono da 
atmosfera. A maioria dos cenários do IPCC que consideram o limite superior de 2°C apresenta 
a adoção do BECCS em grande escala. Este trabalho tem como objetivo a avaliação da 
viabilidade de BECCS associados a unidades de geração de eletricidade baseadas na 
gaseificação de biomassa, integrada com ciclos combinados (Biomass integrated gasifier - 
combined cycle - BIG-CC). Também foi analisada, comparativamente, uma moderna instalação 
de cogeração baseada em ciclos a vapor e, adicionalmente, foi considerada a captura do CO2 
produzido na fermentação, na produção de etanol. É considerado o uso da biomassa residual da 
cana de açúcar (bagaço e palha), disponível em larga escala e com custo relativamente baixo 
nas usinas brasileiras de cana de açúcar. Os resultados são baseados em simulação 
computacional da turbina a gás ABB GT11N2, em condições off-design. Para os sistemas de 
captura e armazenamento de carbono (CCS), foram usadas as informações disponíveis na 
literatura para estimar a eficiência de captura e os requerimentos de energia. Os resultados 
indicam que a captura de CO2, tanto da combustão quanto da fermentação, é tecnicamente 
possível nas usinas, ainda restando eletricidade excedente para comercialização. Mas as 
penalidades energéticas são muito significativas – 38%, no caso do sistema BIG-CC, e de 52% 
no caso do sistema de cogeração convencional – e é recomendável que sejam estudadas 
tecnologias de captura alternativas, além de que sejam exploradas as opções de otimização 
energética dos principais componentes dos sistemas de potência, de captura, e a integração de 
ambos com a usina.  
 
Palavras chave: bioenergia, BIG-CC, captura de carbono, turbina a gás, gaseificação 
 
  
 Abstract 
 
Effective climate change mitigation requires deep changes in current energy systems and, 
in particular, the profile of electricity generation shall be deeply modified regarding the current 
status. For instance, to avoid the increase of Earth’s temperature over 2°C along this century, 
the average emission factor in electricity generation, worldwide, shall be reduced from current 
524 kgCO2/MWh to nearly zero in 2060. Biomass Energy with Carbon Capture and Storage 
(BECCS) is an emerging technology that combines large scale biomass energy applications 
with the capture and storage of CO2, and has the potential to remove carbon from the 
atmosphere. Most IPCC scenarios that consider the upper limit of 2°C require BECCS at a large 
scale. This work aims to assess the viability of BECCS associated to power plants based on 
Biomass Integrated Gasification to Combined Cycles (BIG-CC), integrated to sugarcane mills. 
Comparatively, it was also assessed a modern cogeneration plant and, additionally, it was 
evaluated the capture of CO2 produced during the fermentation process, that is part of ethanol 
production. It was considered the use of residual sugarcane biomass (bagasse and straw), 
available in large-scale and at relatively low cost in Brazilian sugarcane mills. The results are 
based on computational simulations of the ABB GT11N2 gas turbine, in off-design conditions. 
For the CCS systems, information available in the literature has been used in order to estimate 
capture efficiencies and energy requirements. The results indicated that CO2 capture, both from 
combustion and fermentation, is technically possible in sugarcane mills, and in both cases 
surplus electricity would be available. But, energy penalties are meaningful, - 38% in case of 
the BIG-CC system and, 52% in case of the conventional cogeneration system -, and it 
necessary to study alternative technologies for capturing, besides optimization options for the 
main devices of power and carbon capture systems, and their integration to sugarcane mills. 
 
Keywords: bioenergy, BIG-CC, carbon capture, gas turbine, gasification 
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INTRODUÇÃO  
Contexto 
As emissões totais de gases de efeito estufa (GEE) aumentaram em níveis alarmantes 
desde a década de 1970. No período entre 2000 a 2010, o aumento absoluto alcançou os níveis 
mais altos na história, apesar do número crescente de políticas de mitigação (IPCC, 2007). Por 
outro lado, nos anos mais recentes as emissões aumentaram lentamente, e estima-se que 2015 
e 2016 tiveram os menores aumentos de emissões totais desde a década de 1990 (exceto nos 
anos de recessão econômica global); em 2016, o aumento anual estimado foi de 0,5%, e as 
emissões totais chegaram a 49 GtCO2eq (OLIVIER; SCHURE; PETERS, 2017), mesmo valor 
calculado para o ano de 2010 pelo IPCC (2014). O último relatório do Painel 
Intergovernamental sobre Mudanças Climáticas (Intergovernmental Panel on Climate Change 
– IPCC) (2014) concluiu que a emissão continua de GEE causará aquecimento global e fortes 
mudanças nos principais componentes do sistema climático. Por fim, o relatório ressalta a 
importância de se reduzir significantemente as emissões, e de se adotar estratégias de adaptação 
para limitar os riscos das mudanças climáticas. 
A Agência Internacional de Energia (IEA, da designação em Inglês) analisa as emissões 
de GEE nas cadeias energéticas e as perspectivas de mitigação em quatro setores principais: 
suprimento de energia, edificações, indústria e transporte. Em suas publicações mais recentes, 
a IEA analisa os setores até 2060, considerando tendências históricas e avanços tecnológicos 
possíveis, tendo como base os três cenários apresentados a seguir (IEA, 2017b): 
 RTS (Reference Technology Scenario): é o cenário usado como referência, levando em 
conta os compromissos de redução das emissões de cada país e os melhores resultados 
em eficiência energética. A viabilização do RTS requer mudanças significativas nas 
políticas e tecnologias energéticas atuais. Para esse cenário, calcula-se que o aumento na 
temperatura média do planeta ao final do século será de 2,7°C. 
 2DS (2°C Scenario): é o cenário de mitigação que considera 2ºC como limite superior no 
aumento da temperatura média do planeta ao longo deste século. Nesse cenário, em 2060 
as emissões anuais de CO2 relativas ao setor energético seriam reduzidas em 70% em 
relação aos níveis atuais. Para alcançar o limite estipulado, as emissões líquidas devem 
decrescer até serem zeradas antes de 2100. O cenário 2DS é ambicioso e representa uma 
transformação total do setor energético. 
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 B2DS (Beyond 2°C Scenario): é o cenário que considera um aumento máximo de 1,5ºC 
na temperatura média do planeta ao longo deste século, e explora a introdução em larga 
escala das tecnologias atualmente disponíveis, ou em desenvolvimento, até um limite 
máximo considerado factível. As emissões líquidas do setor energético seriam zeradas 
em 2060, e assim mantidas até 2100. 
A mitigação efetiva das mudanças climáticas, estabilizando as concentrações de GEE na 
atmosfera em níveis relativamente baixos, requer profundas modificações do atual sistema de 
energia. No caso específico do setor de suprimento de energia, para o ano de 2010 reportam-se 
as maiores emissões de GEE, estimadas em 35% do total das emissões de CO2eq. Calcula-se 
que as emissões cresceram mais rapidamente entre 2000 e 2010 (3,1% ao ano) do que entre 
1990 e 2000 (1,7% ao ano) (BRICKNER et al., 2014). Em particular, na geração de eletricidade 
a descarbonização é considerada a principal estratégia de mitigação, e precisa ser viabilizada 
mais rapidamente do que em outros setores devido à relevância em relação às emissões totais 
de CO2eq (IPCC, 2014). 
No cenário 2DS, a geração de eletricidade deve se dar em níveis de emissão de carbono 
muito baixos, ou próximos a zero. O fator de emissão médio das novas instalações de potência 
caiu 27% na última década, porém o fator de emissão médio na geração deve ser reduzido dos 
atuais 524 kgCO2/MWh para quase zero em 2060 (IEA, 2017b). Esse resultado requer 
alternativas como energia eólica e solar, geração nuclear, uso de fontes fósseis com captura e 
armazenamento de dióxido de carbono (CCS), e sistemas de bioenergia com CCS (BECCS). 
Os sistemas de bioenergia com captura e armazenamento de carbono (Biomass energy 
with carbon capture and storage - BECCS) são uma tecnologia que combina aplicações de 
energia de biomassa em grande escala com captura e armazenamento de CO2 (Carbon Capture 
and Storage – CCS), e têm o potencial de remover carbono da atmosfera. A maioria dos 
cenários do IPCC que consideram o limite superior de 2°C apresenta a adoção do BECCS em 
grande escala.  
As unidades BECCS podem ser aplicadas a usinas de cana de açúcar e nelas podem ser 
adequadas para projetos piloto de CCS, por dois motivos: primeiro, devido à alta 
disponibilidade de biomassa residual a menor custo e, em segundo lugar, devido às possíveis 
sinergias com a planta de etanol e as oportunidades para capturar dióxido de carbono associado 
aos processos químicos de produção. 
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Objetivo 
O objetivo geral deste trabalho foi avaliar a viabilidade técnica de BECCS associados a 
unidades de geração de eletricidade em usinas de açúcar e etanol. Mais especificamente, o 
objetivo foi avaliar o impacto sobre a geração de eletricidade excedente, uma vez que a geração 
para comercialização é uma tendência no setor. 
Para atingir o objetivo geral, foram definidos três objetivos específicos. O primeiro deles 
consistiu em estudar a integração de unidades de geração baseadas na gaseificação de biomassa, 
em ciclos combinados (BIG-CC), com usinas do setor, e avaliar a captura de CO2 nesse tipo de 
sistema. O segundo consistiu em analisar o impacto da captura de CO2 nos sistemas 
convencionais utilizados nas usinas. E, por último, comparar os sistemas, com gaseificação e 
convencional, e, a partir dos resultados, identificar perspectivas e ações necessárias para que 
seja viável capturar CO2 em larga escala. 
Estrutura do trabalho  
Em princípio, foi definida uma configuração de um sistema BECCS em uma usina do 
setor sucroenergético, baseada na tecnologia BIG-CC. Na sequência, identificaram-se 
potenciais de melhoria do desempenho da unidade BIG-CC e na integração do sistema de 
potência com a usina. Por conseguinte, a configuração do sistema foi reavaliada e reajustada, 
tendo sido considerados quatro aspectos: (i) a estratégia de controle da turbina a gás; (ii) a 
tecnologia de gaseificação, comparando-se a gaseificação atmosférica com a pressurizada; (iii) 
a revisão e ajuste dos índices que caracterizam o consumo de potência devido à captura; e (iv) 
a consideração da captura do CO2 produzido na fermentação. Finalmente, na terceira etapa do 
trabalho é feita a comparação do sistema BECCS resultante com o sistema convencional de 
cogeração nas usinas.  
Nos capítulos seguintes deste trabalho é feita a apresentação dos sistemas BECCS 
considerados, bem como são comparados seus desempenhos. Na ordem, são apresentados a 
revisão da literatura, a metodologia utilizada para a simulação computacional de cada um dos 
sistemas avaliados, os resultados de cada configuração, e as respectivas análises. Por fim, são 
apresentadas as conclusões desta dissertação.   
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1. REVISÃO DA LITERATURA 
Este capítulo apresenta os principais conceitos utilizados na avaliação da viabilidade 
técnica de sistemas BECCS na geração de eletricidade em usinas do setor sucroenergético. 
Primeiramente, aborda-se o conceito de captura e armazenamento de carbono (CCS) e, em 
especial, uma importante estratégia de mitigação das emissões de GEE: os sistemas de 
bioenergia com CCS. A seguir, o tema é a aplicabilidade de BECCS no setor sucroenergético 
brasileiro. Finalmente, é analisada a adoção dos sistemas de potência com gaseificação 
integrada de biomassa em usinas do setor sucroenergético. 
1.1. CCS – Captura e armazenamento de carbono  
A tecnologia de captura e armazenamento de dióxido de carbono (Carbon Capture and 
Storage - CCS) é definida como o processo em que o fluxo de dióxido de carbono (CO2), de 
processos industriais e de sistemas de energia, é separado, capturado, comprimido e 
transportado para um local de armazenamento, onde deve permanecer por longo prazo (IPCC, 
2014). Cada etapa dos sistemas CCS é tecnicamente factível já no presente e, recentemente, a 
tecnologia tem sido desenvolvida comercialmente (SINGH, 2011). No entanto, as tecnologias 
de captura e armazenamento de CO2 possuem diferentes graus de maturidade, e todas elas 
precisam ainda passar por desenvolvimento para redução de custos e do consumo de energia.  
Segundo a IEA, a tecnologia CCS não está cumprindo com as expectativas, isso para 
viabilizar o cumprimento das metas do cenário 2DS. Atualmente, 9,3 MtCO2 são capturadas 
anualmente, embora o potencial total de captura em projetos existentes seja de 30 MtCO2. Dessa 
forma, estima-se que até 2025 o armazenamento de carbono deve ser acelerado, e a meta de 
400 MtCO2/ano precisa ser alcançada. A recomendação principal, em curto prazo, é a ampliação 
de investimentos, tanto públicos quanto privados, em projetos de grande escala; e também são 
necessários projetos para viabilizar o transporte e desenvolver a infraestrutura para 
armazenamento (IEA, 2017b). 
1.1.1. Tecnologias de captura de CO2 
As três principais tecnologias para captura de CO2 aplicadas a instalações de potência, 
são: pós-combustão, pré-combustão e combustão oxi-combustível.  
Na tecnologia pré-combustão, o CO2 é separado, do combustível, antes da combustão. 
Isto requer que o combustível seja transformado em um gás de síntese, formado por, por 
exemplo, CO, H2O, H2 e CO2, do qual o CO2 é capturado com o uso de solventes, adsorventes 
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ou membranas. Uma reação catalítica transforma o H2O em H2, que pode ser utilizado em 
turbinas para a geração de eletricidade (SINGH, 2011).  
Por outro lado, a tecnologia oxi-combustível é baseada na desnitrificação do meio. O 
nitrogênio é removido do ar mediante uma unidade de separação criogênica e a combustão 
acontece com oxigênio puro (KOORNNEEF et al., 2012). Como resultado, é obtido gás de 
exaustão com CO2 e água, e essa é removida junto com as impurezas. Os processos oxi-
combustível permitem capturar 100% do CO2 e a restrição principal é o alto custo da unidade 
de separação de O2.  
E, por último, a tecnologia de captura pós-combustão, que consiste na remoção de CO2 
dos gases de exaustão do processo de combustão. Em uma das variantes, é utilizado um solvente 
que captura CO2 por absorção, e o gás é liberado por aquecimento ou drástica redução da 
pressão. Esta é considerada a tecnologia de captura com maior desenvolvimento e pode ser 
aplicada a várias tecnologias energéticas, entre elas a geração de eletricidade a partir de 
biomassa (LUIS; VAN DER BRUGGEN, 2013). 
Estudos indicam que há cinco variantes para a captura de CO2 da mistura de gases nos 
sistemas pós-combustão: absorção, adsorção, conversão de CO2, calcium looping e separação 
por membrana. Na sequência, o processo por absorção é descrito detalhadamente, devido a que 
é o mais utilizado nas unidades de captura de carbono. A Tabela 1.1 apresenta um resumo das 
outras tecnologias de captura disponíveis.  
O processo de captura por absorção é realizado com emprego de um solvente, geralmente 
aminas em soluções aquosas. O gás de exaustão de uma instalação de potência precisa ser 
resfriado antes de entrar em contato com o solvente; o fluxo deve entrar na coluna de absorção 
com temperatura na faixa de 40 a 60°C (PEETERS; FAAIJ; TURKENBURG, 2007; SINGH, 
2011). Posteriormente, o gás de exaustão passa por um processo de remoção de água. Após a 
captura, o solvente é transferido para uma coluna, na qual é aquecido para liberar o CO2.  Esse 
processo é designado regeneração (ou recuperação) do solvente, e ocorre com temperatura entre 
100 e 160°C (HETLAND et al., 2016; SINGH, 2011). O consumo energético e os custos de 
uma instalação de captura por absorção dependem das propriedades do solvente (PEETERS; 
FAAIJ; TURKENBURG, 2007). 
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Tabela 1.1 Tecnologias de sequestro de CO2 em sistemas pós-combustão 
Tecnologia Descrição 
Adsorção  Um processo típico de adsorção química consiste em um adsorvente e um 
stripper, em que o adsorvente é regenerado termicamente. O gás rico em 
CO2 entra no equipamento em contra fluxo com um adsorvente, e 
finalmente passa por uma regeneração térmica. Após a regeneração, o 
adsorvente de CO2 é bombeado de volta ao adsorver para uso cíclico. A 
pressão de operação é próxima a 1,0 bar e as temperaturas no equipamento 
estão na faixa de 40-60°C. Estudos indicam requerimentos energéticos para 
a recuperação de CO2 da ordem de 3,2 GJ/t CO2 (YU; HUANG; TAN, 
2012) 
Conversão de 
CO2 
A conversão refere-se à transformação química do CO2 recuperado para 
produtos úteis, como combustíveis, commodities químicas e polímeros. O 
uso de CO2 como matéria prima exige uma análise mais detalhada das suas 
propriedades, uma vez que a transformação química é dificultada devido a 
sua alta estabilidade molecular, e muita energia é necessária para quebrar 
as suas fortes ligações (LUIS; VAN DER BRUGGEN, 2013) 
Calcium 
Looping 
O processo ocorre entre dois reatores de leito fluidizado interligados, e 
entre eles circula o adsorvente. O gás rico em CO2 entra em contato com o 
material baseado em óxido de cálcio (CaO), e a reação resulta em carbonato 
de cálcio (CaCO3). A reação ocorre rapidamente e a faixa de temperaturas 
adequada é entre 580 – 700°C. A tecnologia ainda está em desenvolvimento 
e a principal limitação é o baixo número de ciclos do absorvente (ERANS; 
MANOVIC; ANTHONY, 2016) 
Membranas São utilizadas membranas densas ou porosas, com um líquido embebido, 
para criar uma barreira e separar componentes de misturas gasosas. A 
utilização de membranas densas é geralmente utilizada nos sistemas pré-
combustão, enquanto as porosas suportam as duas rotas: pré e pós-
combustão. A principal restrição é a membrana como tal, que faz com que 
aumente o porte da unidade de captura, e impacta diretamente os custos. 
Estudos indicam que uma membrana de 104 m2 será necessária para 
capturar 105 toneladas de CO2 no ano. Os tipos de membranas mais 
estudadas oferecem taxas de captura próximas a 80%, e espera-se que nos 
próximos anos seja possível alcançar taxas de 90%. Também, conclui-se 
que as membranas precisam ser testadas em plantas piloto para a 
demonstração em indústrias (LEUNG; CARAMANNA; MAROTO-
VALER, 2014; LUIS; VAN DER BRUGGEN, 2013).  
 
O desenvolvimento dos processos com uso de aminas em soluções aquosas, para absorção 
de gases, começou na década de 1930, e a trietanolamina (TEA) foi o primeiro solvente 
comercialmente empregado (SINGH, 2011). A monoetanolamina (MEA) e a dietanolamina 
(DEA) são as substâncias mais utilizadas atualmente, enquanto a metildietanolamina (MDEA) 
surgiu nos últimos anos como uma opção vantajosa por causa dos menores requerimentos de 
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energia na recuperação (SINGH; VAN SWAAIJ; BRILMAN, 2013). Recentemente, misturas 
de aminas com vários aditivos estão sendo testadas com o objetivo de inibir a corrosão, ou ainda 
aumentar a taxa de absorção. Em particular, a MEA é a tecnologia mais utilizada, devido a sua 
afinidade de capturar as moléculas de CO2, apesar dos altos requerimentos de energia (LUIS, 
2016). Estima-se que a energia necessária na recuperação do solvente constitui 40% dos custos 
operacionais da unidade de captura; o processo penalizará o rendimento térmico de instalações 
de potência em ciclo combinado, com gás natural, em até 8% (PEETERS; FAAIJ; 
TURKENBURG, 2007; SINGH; VAN SWAAIJ; BRILMAN, 2013). 
1.1.2. Compressão, transporte e armazenamento 
Uma vez capturado o CO2, o gás deve ser comprimido da pressão atmosférica até 
aproximadamente 150 bar, condição na qual o CO2 encontra-se na fase liquida, ou ainda como 
gás muito denso, dependendo da temperatura. Portanto, em geral o processo de compressão 
impõe que o CO2 passe por uma transição de fase. Requer-se um compressor, enquanto gás, e, 
uma vez que o CO2 alcança a fase liquida, a utilização de uma bomba é necessária para finalizar 
o processo (MCCOLLUM; OGDEN, 2006). Estudos sugerem que a bomba pode ser utilizada 
uma vez alcançada a pressão de 73,9 bar, que é pressão do ponto crítico (LEUNG; 
CARAMANNA; MAROTO-VALER, 2014; MCCOLLUM; OGDEN, 2006; WADAS, 2010).  
O transporte de CO2 é realizado na América do Norte há mais de três décadas, e estima-
se que ao redor de 30 MtCO2 já foram transportadas por 6.200 km de gasodutos, nos Estados 
Unidos e Canadá (SINGH, 2011). Nos últimos anos, existem esforços na Europa e na Austrália 
para a construção de gasodutos de CO2 desde regiões isoladas até possíveis centros de 
coleta/distribuição. Outros meios, como navios, caminhões e trens, têm sido utilizados para o 
transporte em projetos demonstrativos de CCS, em regiões em que não há condições de 
armazenamento (IEA, 2016). Porém, os gasodutos são considerados como a forma mais viável 
de transporte de grandes volumes de CO2, devido a sua maior eficiência energética em 
comparação com outros modais de transporte (LEUNG; CARAMANNA; MAROTO-VALER, 
2014).  
Nos anos iniciais de desenvolvimento de pesquisas sobre CCS, foram analisadas várias 
alternativas para o armazenamento de CO2, tais como profundas formações salinas, campos 
vazios de petróleo e gás, cavernas salíferas ou minas abandonadas (IEA, 2016). As formações 
salinas foram identificadas com o maior potencial para armazenamento geológico do CO2, 
podendo armazenar milhões de toneladas por ano (IEA, 2016; LEUNG; CARAMANNA; 
MAROTO-VALER, 2014).  
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Particularmente, no Brasil há a formação geológica abaixo do aquífero Guarani, que se 
estende desde o centro do estado de São Paulo até o estado de Mato Grosso do Sul, cobrindo 
também Paraná e Santa Catarina. Calcula-se que as profundidades, na divisa entre São Paulo e 
Mato Grosso do Sul, superam 1.200 m, o que é adequado para o armazenamento de dióxido de 
carbono (MOREIRA, J. R. et al., 2016). 
1.2. BECCS 
Os sistemas de bioenergia com captura e armazenamento de carbono (Biomass Energy 
With Carbon Capture and Storage - BECCS) são uma tecnologia emergente que combina 
sistemas de bioenergia, de grande porte, com captura e armazenamento de CO2. Os sistemas 
BECCS possuem alto potencial de remoção de carbono da atmosfera, cujos resultados 
dependem das emissões totais do ciclo de vida e dos efeitos marginais associados, como os 
efeitos indiretos da mudança do uso da terra (IPCC, 2014).  
Os sistemas BECCS incluem aplicações como: uso total, ou parcial (cofiring), de 
biomassa em instalações de potência, sistemas de cogeração, usinas de papel e celulose, plantas 
de produção de etanol, refinarias de biogás, e plantas de gaseificação de biomassa (IEA, 2016). 
A Figura 1.1 apresenta o conceito de BECCS, em que o carbono (como CO2) capturado durante 
o crescimento da biomassa não é liberado à atmosfera. Após a biomassa ser convertida em um 
biocombustível, ou em vapor e/ou eletricidade, o CO2 é capturado e armazenado, tendo como 
resultado final a produção de energéticos tais como eletricidade e vapor. 
.  
Figura 1.1 BECCS e a possibilidade de emissões negativas. 
 Fonte: adaptado de IEA (2016) e Kemper (2015) 
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Os sistemas BECCS têm especial importância devido à combinação de duas tecnologias, 
que permitem minimizar as emissões, ou remover CO2 da atmosfera. A Figura 1.2 apresenta a 
estimativa da necessária redução de emissões de CO2 na geração de eletricidade, e a 
contribuição de várias alternativas, segundo a IEA (2017a). De acordo com a publicação, em 
particular os sistemas BECCS têm o potencial de contribuir com 5% do total da necessária 
redução das emissões de CO2 até 2060 na geração de eletricidade. Nos cenários mais 
ambiciosos, que consideram que a elevação de temperatura ficará abaixo de 2ºC (B2DS), as 
emissões na geração elétrica deverão ser negativas no mesmo ano, meta que somente será 
alcançada com a adoção de BECCS em grande escala. 
 
 
Figura 1.2 Reduções de emissões de CO2 na geração de eletricidade
 1 
Fonte: IEA (2017a) 
A implantação de BECCS está se tornando uma realidade, embora os projetos ainda sejam 
de pequena escala. Recentemente, IEA (2016) descreveu os cinco projetos mais representativos 
da tecnologia: quatro em operação e um finalizado (Tabela 1.2). Todos eles são em plantas de 
etanol (CO2 emitido na fermentação) e com unidades de captura comerciais. As capacidades de 
captura variam entre 0,1 e 0,3 MtCO2/ano, sendo consideradas unidades de pequena escala. Por 
outro lado, Kemper (2015) apresenta vinte projetos em diferentes status, entre identificação e 
avaliação, operação ou cancelamento, sendo um deles no Brasil. O projeto brasileiro é descrito 
                                                 
1 RTS Reference Technology Scenario 
  2DS 2°C Scenario  
  B2DS Beyond 2°C Scenario  
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como em fase de identificação e avaliação, com estimativa de captura de 0,02 MtCO2/ano, 
proveniente da fermentação em uma usina de etanol localizada no estado de São Paulo, e com 
armazenamento um aquífero salino. Não foram encontradas informações sobre a viabilização 
do projeto. 
Tabela 1.2 Principais projetos BECCS 
Projeto Localização 
Datas de início (ou 
período) da 
operação 
Capacidade de 
captura de CO2 
[Mt/ano] 
Arkalon Estados Unidos 2009 0,29 
Bonanza Estados Unidos 2011 0,15 
RCI/OCAP/ROAD Holanda 2011 0,1 
Husky Energy Canada 2012 0,1 
IBDP (Completado) Estados Unidos 2011-2014 0,3 
Fonte: IEA (2016)  
O Illinois Basin Decatur Project (IBPD) é considerada a iniciativa mais significativa em 
sistemas BECCS. Em operação durante o período de novembro de 2011 a novembro de 2014, 
foi possível capturar CO2 na produção de bioetanol a partir de milho, atingindo o total de 1 
MtCO2, armazenados no monte Simon Sandstone, na bacia de Illinois - um dos maiores 
aquíferos salinos do mundo. A iniciativa é financiada pelo Departamento de Energia dos 
Estados Unidos, e um dos objetivos é receber créditos por armazenamento de carbono; 
atualmente encontra-se em etapa de monitoramento após injeção (IEA, 2016).  
A segunda fase do projeto, Illinois Industrial CCS Project (IICCSP), concebe uma 
unidade de captura de maior porte, com capacidade de 1 MtCO2/ano. IICCSP possui novas 
instalações de compressão para uma planta de etanol de milho existente em Decatur e as 
operações começaram em abril de 2017, capturando e transportando CO2 para o armazenamento 
no monte Simon Sandstone (GLOBAL CCS INSTITUTE, 2017).  
1.3. Setor sucroenergético brasileiro 
A cana de açúcar é um cultivo típico de climas tropicais e subtropicais, e a produção 
mundial atinge o total de 1.800 Mt/ano (FAOSTAT, 2017). Sendo cultivada em mais de 80 
países, o Brasil é o principal produtor, responsável por 40% da produção global (PAGANI et 
al., 2017).  
Estima-se que cada tonelada de cana de açúcar contém (em base seca): 15% de açúcares, 
utilizados principalmente na produção de açúcar e etanol; ~13% de fibras, componente 
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principal do bagaço; e ~14% de folhas e pontas da planta, no conjunto designadas 
genericamente como palha (SEABRA et al., 2010). Ao longo dos anos, o bagaço e a palha 
deixaram de ser considerados resíduos e tornaram-se uma fonte de energia importante, sendo 
utilizados – ou podendo ser utilizados – na geração de vapor, na geração de eletricidade, ou em 
sistemas de gaseificação (BIZZO et al., 2014). A gaseificação não ocorre comercialmente, 
sequer em sistemas de pequena capacidade, e o uso do bagaço é tradicional como combustível, 
na geração de vapor em sistemas de cogeração; o uso da palha é mais recente, e ainda não ocorre 
em larga escala. 
A Tabela 1.3 apresenta o potencial energético e a disponibilidade anual de biomassa 
residual da cana de açúcar nas safras mais recentes no Brasil. A energia total contida na 
biomassa foi calculada considerando a disponibilidade final do bagaço e da palha, antes da 
eventual queima (os resultados apresentam a totalidade da palha como potencial combustível, 
mas apenas uma fração está/estará disponível nas usinas). Considerando o PCI de 7,52 MJ/kg 
para o bagaço e 12,96 MJ/kg para a palha (WALTER; ENSINAS, 2010), o potencial máximo 
da biomassa residual da cana de açúcar é de 2,6-2,7 EJ, o que corresponde a 1.336 kWh/tc. 
Tabela 1.3 Disponibilidade anual de biomassa residual da cana de açúcar 
Safra 
Produção de 
cana 
[Mt] 
Disponibilidade biomassa 
residual2 [Mt] Potencial 
energético  
[EJ] Bagaço 
(50% umidade) 
Palha 
(15% umidade) 
2014/2015 633,93 164,82 104,41 2,59 
2015/2016 666,82 173,37 109,83 2,73 
2016/2017 651,84 169,48 107,36 2,67 
Fonte:(UNIÃO DA INDÚSTRIA DE CANA DE AÇUCAR - UNICA, 2018)  
Devido à ampla produção de cana, e à disponibilidade no local da usina, o bagaço é 
considerado um dos subprodutos mais abundantes que podem ser utilizados como combustível, 
e tem sido utilizado em plantas de cogeração por causa das suas propriedades e de seus baixos 
custos (BOCCI; DI CARLO; MARCELO, 2009). Com a palha, a disponibilidade de biomassa 
no local da usina tem aumentado devido às novas práticas de colheita (RODRIGUES; 
WALTER; FAAIJ, 2007). 
 
                                                 
2 Calculada com os índices apresentados por (SEABRA et al., 2010). 
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1.3.1. Usinas 
Existem três tipos de usinas no setor sucroenergético brasileiro, diferenciadas pela 
capacidade de produção de açúcar e etanol. Existem as usinas convencionais de produção de 
açúcar, as destilarias autônomas que produzem exclusivamente etanol e, devido às vantagens 
da produção combinada, uma grande quantidade de usinas brasileiras optou por incluir uma 
destilaria anexa à usina convencional de açúcar (MACEDO; SEABRA; SILVA, 2008). 
No Brasil, o setor sucroenergético tem mais de 370 usinas, com grande concentração no 
Sudeste e na região Central, e principalmente no estado de São Paulo (MOREIRA, J. R. et al., 
2016). A Figura 1.3 apresenta o perfil das usinas brasileiras de acordo com a moagem anual e 
o produto final. A maior parte das usinas (83%) corresponde a unidades com destilarias anexas, 
com produção de açúcar e etanol. Pode-se concluir que, na média, a moagem anual é próxima 
a 2 Mt. 
 
 
Figura 1.3 Perfil das usinas brasileiras segundo os produtos finais e moagem anual3 
Fonte: adaptado de MOREIRA, M. M. R (2016) 
                                                 
3 Números na figura correspondem a Mt/ano (base safra 2014/2015). 
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Atualmente, a geração de eletricidade a partir da biomassa de cana de açúcar contribui 
com uma fração importante na matriz elétrica brasileira. Calcula-se que a capacidade instalada 
nas usinas, no Brasil, atinge 9.901 MW, e há expectativas de forte crescimento no período 2010 
a 2035 (MOREIRA, J. R. et al., 2016). No país, as usinas de cana de açúcar são autossuficientes 
do ponto de vista energético devido à alta disponibilidade de bagaço, e cerca de um terço delas 
exporta excedente de eletricidade para a rede (MOREIRA, M. M. R., 2016). 
As usinas de cana de açúcar tradicionalmente utilizavam caldeiras de baixa pressão para 
gerar vapor e, a partir do vapor, gerar eletricidade, pela expansão do vapor em turbinas de 
contrapressão. Em usinas em que a demanda de vapor do processo é da ordem de 450-500 kg 
de vapor por tonelada de cana (SEABRA et al., 2010), a geração de eletricidade garante a 
autossuficiência (caso o nível de eletrificação de acionamentos seja baixo). Sistemas mais 
modernos têm turbinas a vapor de extração e condensação (Condensing-extraction steam-
turbine - CEST), e podem gerar eletricidade fora do período da safra. Nesse caso, é importante 
que a demanda de vapor de processo seja reduzida, e há tecnologia para que valores na faixa de 
280 – 320 kg/tc sejam alcançados, e, inclusive, tão baixos quanto 250 kg/tc (GABOV; 
HEMMING; FARDIM, 2017). Sistemas CEST têm eficiência de geração de eletricidade, 
exclusivamente, na faixa de 15-25%, pois a demanda de vapor de processo é significativa, e as 
pressões de geração de vapor não são altas (PEDROSO et al., 2017). 
Na década de 1990, quando na média as usinas alcançaram a autossuficiência, o padrão 
na geração de vapor era 22 bar de pressão e 300°C de temperatura, e foi então que começou a 
exportação do excedente para a rede. A implantação dos sistemas modernos de geração permitiu 
que o vapor começasse a ser gerado a pressões e temperaturas mais altas (e.g. 65 bar e 480°C), 
o que resultou em uma geração de eletricidade próxima a 80 kWh/tc no começo da década de 
2000 (MOREIRA, M. M. R., 2016). A situação atual é tal que os sistemas modernos com 
geradores de vapor de alta eficiência (100 bar e 535°C) têm o potencial de gerar 110 kWh/tc 
quando é usado unicamente o bagaço, e até valores próximos aos 200 kWh/tc usando o bagaço 
e outros resíduos da indústria (MOREIRA, J. R. et al., 2016). 
1.3.2. Produção de etanol 
A produção brasileira de etanol atingiu os 27,25 milhões de m3 na safra 2016/2017 
(UNIÃO DA INDÚSTRIA DE CANA DE AÇUCAR - UNICA, 2018), o que consolida o país 
como o segundo maior produtor de etanol no mundo (LEME; SEABRA, 2017). A fermentação 
dos açúcares da cana de açúcar ocorre como parte do processo de produção de etanol e, durante 
o processo, é liberado CO2 em estado puro. ZABED et al. (2017) estimaram que 95% dos 
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açúcares são convertidos a etanol e CO2 e, portanto, o processo de fermentação merece uma 
atenção especial quanto à captura de carbono. MOREIRA et al. (2016) afirmam que é possível 
eliminar a emissão de 27,7 MtCO2 anuais no Brasil, mediante a captura e armazenamento do 
CO2 emitido nos processos de fermentação, nas usinas de cana. 
1.4. BIG-CC 
Os sistemas de potência em ciclo combinado com gaseificação de biomassa integrada 
(Biomass Integrated Gasifier - Combined Cycle - BIG-CC), combinam duas tecnologias: a 
geração de eletricidade em ciclo combinado e a gaseificação de biomassa para ser usada como 
combustível em turbinas a gás. Estudos prévios concluem que esses sistemas possuem grande 
potencial de geração de eletricidade, com eficiências superiores (40-45%) que os sistemas 
convencionais com turbinas a vapor (15-25%) (JANA; DE, 2014; LARSON; WILLIAMS; 
LEAL, 2001; PEDROSO et al., 2017; PELLEGRINI; DE OLIVEIRA JÚNIOR; BURBANO, 
2010; RODRIGUES DE SOUZA, 2001).  
No caso especifico do setor sucroenergético, embora jamais tenha sido construída uma 
instalação, os sistemas BIG-CC já foram considerados tecnologias competitivas, podendo 
resultar aumentos significativos na geração de eletricidade por unidade de cana de açúcar 
processada, e em possíveis reduções nos custos de geração (LARSON; WILLIAMS; LEAL, 
2001). A Figura 1.4 apresenta o esquema de um sistema BIG-CC em uma usina do setor 
sucroenergético, distinguindo as etapas do sistema de produção do gás combustível, e o ciclo 
combinado. 
A gaseificação de biomassa é definida como a conversão termoquímica de biomassa 
solida em combustível gasoso, em presença de oxigênio em menor quantidade que a requerida 
para a combustão estequiométrica. O processo ocorre em um reator, chamado gaseificador, e 
envolve reações que convertem materiais ricos em carbono em gases combustíveis 
(SANSANIWAL; ROSEN; TYAGI, 2017). Embora seja uma tecnologia promissora para a 
geração de energia, a gaseificação de biomassa possui desafios tecnológicos que restringem a 
sua comercialização. No caso dos sistemas BIG-CC, os desafios tecnológicos estão associados 
à secagem da biomassa, ao porte dos gaseificadores (que podem operar a pressão próxima da 
atmosférica, ou a pressões elevadas), à alimentação dos mesmos, à limpeza dos gases 
combustíveis (que pode ser a baixa ou alta temperatura), e à adaptação das turbinas a gás para 
operação com combustíveis de muito baixo conteúdo energético (PELLEGRINI; DE 
OLIVEIRA JÚNIOR; BURBANO, 2010). 
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Figura 1.4 Sistema BIG-CC integrado a usina do setor sucroenergético 
Fonte: adaptado de DESHMUKH et al. (2013) e CONSONNI; LARSON (1996b) 
O processo de gaseificação depende do tipo de reator utilizado e, consequentemente, a 
qualidade – e a composição – do gás produzido depende do projeto do reator. SANSANIWAL; 
ROSEN; e TYAGI (2017) mencionam três tipos de reatores, que também se diferenciam pela 
sequência dos processos fundamentais: secagem, pirólise, oxidação parcial e redução. Os tipos 
de reatores mencionados pelos autores são descritos a seguir:  
 Updraft, ou de contra fluxo: é realizada a gaseificação com injeção de ar, oxigênio ou 
vapor. O agente gaseificador é introduzido por baixo, e isso permite a interação com a 
biomassa em contra fluxo. Esses tipos de gaseificadores resultam em altas eficiências 
térmicas e os gases produzidos possuem poderes caloríficos superiores em relação a 
outros reatores. Os gases resultantes contêm altos níveis de alcatrão e, portanto, é preciso 
um processo de tratamento, ou limpeza, até níveis aceitáveis para ser utilizado em motores 
e turbinas. 
 Downdraft, ou fluxo paralelo: nesses gaseificadores o ar interage com a biomassa em 
fluxo paralelo. Os produtos da decomposição são forçados a passar pela zona de oxidação, 
na qual é produzido um gás combustível com menos alcatrão. O gás pode ser usado 
diretamente na geração de potência, mas é recomendável seu resfriamento antes de ser 
introduzido em motores, por exemplo, uma vez que a baixa densidade afeta a eficiência 
do equipamento.  
Câmara de 
combustão  
Turbina 
a gás  
HRSG 
Turbina 
a vapor  
Usina 
Gaseificação Secagem Limpeza 
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 Leito fluidizado: o princípio de operação desse tipo de reator permite que o combustível 
e o material do leito se comportem como um fluido único, em um meio como ar, vapor, 
oxigênio ou uma combinação deles. Esses gaseificadores diferem dos updraft e downdraft 
pelas configurações de projeto, e a eficiência de conversão de carbono pode chegar até 
95%, superior em relação aos outros tipos. 
As unidades BIG-CC podem ser construídas para operar com diferentes tipos de 
gaseificadores: pressurizados, atmosféricos e de aquecimento indireto. Em princípio, com a 
gaseificação pressurizada o gás combustível tem níveis de pressão adequados para ser 
diretamente utilizado em turbinas a gás, eliminando a alta potência de compressão, o que 
permite alcançar melhores eficiências (CONSONNI; LARSON, 1996b). No entanto, existem 
ainda dificuldades, como a alimentação da biomassa a altas pressões e a limpeza do gás a 
quente, tecnologia que ainda não é comercial (BRIDGWATER, 2003). Por outro lado, com a 
gaseificação atmosférica contorna-se o problema da limpeza – há tecnologias convencionais 
para a limpeza a frio – e os problemas de alimentação, em princípio, são minimizados. Mas há 
a penalidade da compressão do gás, para alimentação da turbina a gás (RODRIGUES; 
WALTER; FAAIJ, 2007). Finalmente, a tecnologia de gaseificação indireta foi proposta 
visando a produção de gases combustíveis com poderes caloríficos superiores, dado que não há 
diluição com o fluido agente da gaseificação, o que permite que as temperaturas de operação 
da turbina sejam quase tão altas quanto quando da operação com gás natural. 
Das tecnologias de gaseificação acima mencionadas, no porte em que é necessária 
gaseificação para a alimentação contínua de turbinas a gás (ainda que de pequena capacidade), 
apenas uma unidade pressurizada foi construída e operou por tempo significativo, nos anos 
1990, na Suécia. Algumas unidades atmosféricas chegaram a ser construídas, mas não operaram 
integradas com turbinas a gás. E uma unidade de gaseificação baseada em aquecimento indireto 
foi construída e operou em Vermont, nos Estados Unidos, mas produzindo gás que era 
queimado em um gerador de vapor. Detalhes das tecnologias são apresentados ao final do 
capítulo. 
Os gases combustíveis resultantes da gaseificação da biomassa apresentam baixos 
poderes caloríficos quando comparados com combustíveis utilizados em turbinas a gás. Valores 
típicos do poder calorífico do gás de gaseificação da biomassa variam entre 5 e 7 MJ/kg 
(RODRIGUES; WALTER; FAAIJ, 2007; SANSANIWAL; ROSEN; TYAGI, 2017). Estudos 
indicam que o meio gaseificador tem impacto significativo no poder calorífico do gás resultante 
da gaseificação. Na Tabela 1.4 são apresentadas informações sobre essas alternativas de 
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gaseificação, incluindo conteúdos energéticos típicos. O uso de oxigênio como meio de 
gaseificação, ao invés de ar ou vapor, resulta em gases combustíveis de maior conteúdo 
energético, mas os custos são altos e estima-se que a alternativa é inviável para sistemas de 
baixa capacidade (BRIDGWATER, 2003). 
Tabela 1.4 Principais características do gás combustível de acordo com os meios de 
gaseificação 
Meio de gaseificação 
Poder calorífico 
inferior 
[MJ/kg] 
Principais produtos 
Oxidação parcial com ar 5-7 CO, CO2, H2, CH4, N2, alcatrão 
Oxidação parcial com oxigênio 10-12 CO, CO2, H2, CH4, alcatrão 
Gaseificação com vapor 15-20 CO, CO2, H2, CH4, alcatrão 
Fonte: BRIDGWATER (2003) 
1.4.1. Operação de turbinas a gás com gases de baixo poder calorífico 
As turbinas comerciais são originalmente projetadas para operar com combustíveis de 
alto conteúdo energético, como o gás natural. O uso nessas turbinas de combustíveis com baixa 
densidade energética, como os gases resultantes da gaseificação, requer ações de adaptação e a 
avaliação de suas novas condições operacionais. Compulsoriamente, será necessário alterar a 
câmara de combustão e os queimadores. Se o expansor não é alterado, a queima de um 
combustível de baixo conteúdo energético impacta a operação do compressor de ar, que passa 
a operar com relações de pressões mais altas devido ao maior fluxo mássico de gases no 
expansor; eventualmente, o expansor também deve ser alterado. A imposição de relações de 
pressões mais altas implica operação em condições fora do ponto de projeto (off-design) do 
compressor e da turbina, em seu conjunto (NEILSON, 1998). 
A queima de gases de baixo poder calorífico em turbinas comerciais é possível com a 
adoção de estratégias de controle, para ajustar a operação. As principais opções são: de-rating, 
que é a redução da temperatura de combustão; diminuição do fluxo de ar na entrada do 
compressor mediante o fechamento das válvulas guia (IGV - inlet guide vanes); e a extração de 
ar na descarga do compressor (blast-off) (WALTER; LLAGOSTERA, 2007). As três 
alternativas permitem compensar o maior fluxo mássico à entrada do expansor, reduzindo o 
fluxo mássico de ar e/ou a temperatura dos gases. É importante considerar que a relação de 
pressões no compressor está limitada a determinados valores, para que se que mantenha sua 
operação distante da surge line (linha de surto), e o desgaste prematuro devido ao esforço 
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operacional. A surge line representa o limite de operação estável e, acima da relação de pressões 
correspondente, as instabilidades aerodinâmicas tornam-se maiores que o tolerável (BATHIE, 
1996).  
O de-rating consiste em impor uma temperatura de combustão inferior, comparada às 
referências de projeto, o que implica reduzir a relação de pressões no compressor a níveis 
aceitáveis. O de-rating também resulta em esforços térmicos e mecânicos inferiores e, portanto, 
aumenta a confiabilidade da turbina em operação na condição fora do ponto de projeto. Porém, 
a imposição de uma menor temperatura de combustão resulta menor produção de potência e 
menor temperatura de exaustão dos gases, além do menor rendimento térmico da turbina. Além 
do impacto direto na turbina, o desempenho do ciclo combinado é impactado pela menor 
produção de vapor no gerador de vapor de recuperação de calor (Heat recovery steam generator 
– HRSG) devido à menor temperatura dos gases na exaustão (RODRIGUES; WALTER; 
FAAIJ, 2007). 
A redução do fluxo de ar no compressor e, portanto, uma vazão inferior de gases na 
entrada do expansor, é também uma alternativa para a operação de turbinas com gases de baixo 
poder calorífico. A redução é feita com o fechamento das IGVs de ar no compressor; é uma 
estratégia de controle utilizada na operação de turbinas inclusive com gás natural, para impor 
regimes de carga parcial (COHEN; ROGERS; SARAVANAMUTTOO, 1996). 
1.4.2. Principais projetos de tecnologia BIG-CC 
Na década de 1990 a perspectiva era que os sistemas BIG-CC poderiam ser viáveis, 
técnica e economicamente, e isso motivou alguns projetos de demonstração. A Tabela 1.5 
resume informações dos principais projetos, que foram concebidos ou que chegaram a ter início. 
A única unidade que chegou a operar foi a de Värnamo, na Suécia; após operação por tempo 
suficiente para que pudesse passar para uma etapa comercial, decidiu-se pelo encerramento do 
projeto por causa dos altos custos. Mas, todos os problemas operacionais foram superados, e a 
tecnologia foi demonstrada. Em parte por causa da não viabilidade econômica da experiência 
na Suécia, os demais projetos foram cancelados. Mas entre as razões também houve disputas 
empresariais e erros de concepção. Apesar do insucesso desses projetos pioneiros, a alternativa 
BIG-CC nunca foi completamente descartada, e na medida em que aumenta a pressão para a 
redução das emissões de GEE, volta-se a pensa-la como opção para a geração elétrica com 
biomassa (IPCC, 2011). 
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Tabela 1.5. Principais projetos da tecnologia BIG-CC 
Localização Descrição 
Värnamo, 
Suécia  
Primeira unidade piloto, que foi colocada em funcionamento em 1996 e 
operou em regime de testes até 1999. Era um ciclo combinado, com 
turbinas gás, com 6 MWe e 9 MWth. A operação era baseada em 
gaseificação pressurizada (tecnologia Bioflow), a partir de resíduos e 
chips de madeira. A unidade teve 3600 de horas de operação totalmente 
integrada, e os resultados foram bem-sucedidos. O projeto foi encerrado 
devido ao alto custo de operação. O projeto comprovou a factibilidade da 
tecnologia (LARSON; WILLIAMS; LEAL, 2001; PANG; LI, 2006). 
Selby, 
Northampton 
Shire, Inglaterra 
Projeto do programa ARBRE (ARable Biomass Renewable Energy), do 
Reino Unido. Era prevista a primeira unidade comercial completamente 
integrada da tecnologia BIG-CC, com produção estimada de 8 MWe. 
Testes iniciais começaram a partir de 2000. O projeto baseava-se em 
gaseificação atmosférica (tecnologia TPS) de madeira genérica e poplar, 
com subsequente craqueamento do alcatrão, limpeza do gás a frio, 
inclusive com uso de filtros, e a compressão do gás para alimentar a 
turbina a gás. A unidade entrou em funcionamento em 2002 e operou 
durante um curto período de tempo. O projeto acabou nesse mesmo ano 
devido a problemas com disputas contratuais (PANG; LI, 2006; 
RODRIGUES; WALTER; FAAIJ, 2007). 
Bahia, Brasil O projeto visava a instalação de uma usina de potência de 32 MWe, similar 
àquela construída em Selby. A turbina a ser utilizada seria a LM2500 da 
General Electric, modificada para funcionamento com gases de baixo 
poder calorífico. A biomassa a ser gaseificada seria chips de madeira de 
eucalipto (WALDHEIM; CARPENTIERI, 2001). A construção sequer 
começou, e o projeto foi cancelado. A empresa líder do consórcio era a 
CHESF. 
Piracicaba, São 
Paulo, Brasil 
Extensão do projeto da Bahia, este projeto foi desenvolvido pelo Centro 
de Tecnologia Copersucar no ano de 1997. O objetivo principal era a 
avaliação da viabilidade de tecnologias BIG-CC com gaseificação da 
biomassa residual da cana de açúcar (bagaço e palha). Foram feitos 
ensaios de gaseificação da biomassa, e foi feito o projeto do gaseificador 
para a instalação no Brasil. Também foram feitos estudos de viabilidade 
para a integração do sistema a usinas do setor sucroenergético (LARSON; 
WILLIAMS; LEAL, 2001; WALDHEIM; MORRIS; LEAL, 2001) 
Burlington, 
Vermont, EUA 
Planta piloto do Battelle Columbus Laboratory, para demonstração da 
gaseificação indireta de biomassa de madeira. Em 1998 iniciaram-se testes 
da queima do gás em uma caldeira convencional. O projeto incluía a 
instalação de uma turbina a gás, e foi interrompido nessa etapa  
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2. ESTUDO DE CASOS 
Neste capítulo é apresentado o procedimento desenvolvido para a avaliação técnica de 
BECCS aplicados a usinas do setor sucroenergético, na geração de eletricidade. O procedimento 
foi divido em três etapas. A primeira incluiu o desenvolvimento de uma configuração inicial de 
BECCS, baseada na tecnologia BIG-CC, integrada a uma usina do setor sucroenergético. Uma 
vez estabelecido o sistema de referência, identificaram-se potenciais de melhoria do 
desempenho da unidade BIG-CC e na integração com a usina. Portanto, a segunda etapa incluiu 
a avaliação dos diferentes ajustes considerados. E, finalmente, na terceira etapa foi realizada a 
comparação do sistema BECCS resultante com o sistema convencional de cogeração das usinas. 
A Figura 2.1 apresenta o fluxograma de decisão que resume o procedimento aplicado aos 
estudos de casos. É importante mencionar que a configuração inicial foi a primeira abordagem 
de um sistema baseado na tecnologia BIG-CC, e para esse caso optou-se pela simulação do 
ciclo combinado integrado com a tecnologia de gaseificação atmosférica. A partir dos 
resultados da configuração inicial, foi explorado alternativamente o sistema BIG-CC com 
emprego da tecnologia de gaseificação pressurizada. Quando da escolha de um sistema de 
gaseificação, o critério foi a máxima potência liquida do ciclo combinado.  
A capacidade de moagem da usina é resultado da etapa de integração. Para isso, foram 
estabelecidos parâmetros de operação do sistema BIG-CC e, (1) com os resultados de consumo 
de combustível da turbina a gás, (2) da disponibilidade de biomassa e (3) da capacidade de 
geração de vapor, encontrou-se a capacidade de moagem. Assim, foi definida a mínima 
capacidade de moagem, que permite a operação da turbina a gás com biomassa da própria usina, 
sem necessidade de suprimento externo. Durante o procedimento de integração com a usina, 
verificou-se que há impossibilidade de se atender a demanda de vapor apenas com a geração de 
vapor do HRSG. Por conseguinte, foi necessário incluir um gerador de vapor com queima 
convencional de biomassa durante a safra.  
Por outro lado, a unidade CCS também apresentou um alto requerimento de vapor, 
impossível de ser completamente atendido com o HRSG; a solução dada foi reduzir a captura 
de CO2 de acordo com a quantidade de vapor disponível.  
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Figura 2.1 Fluxograma de decisão 
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Finalmente, os resultados das configurações baseadas na tecnologia BIG-CC foram 
comparados com os resultados associados ao sistema convencional de cogeração, baseado em 
ciclos a vapor. Nessa comparação, as condições respeitadas são (1) a mesma capacidade de 
moagem, (2) a mesma disponibilidade de biomassa própria, e (3) a mesma captura efetiva de 
CO2 proveniente da queima da biomassa nos sistemas de potência. Na Figura 2.1, as letras (A 
a D) indicam os pontos de ligação entre as várias etapas representadas no fluxograma. 
2.1. Configuração inicial 
Nesta seção são apresentadas as considerações que levaram à definição da configuração 
inicial, bem como das condições de integração de uma unidade BIG-CC com uma usina do 
setor sucroenergético, com CCS. Os resultados do procedimento foram apresentados na 
Conferência SDEWES (12th Conference on Sustainable Development of Energy, Water and 
Environment Systems), em trabalho que é reproduzido no APÊNDICE A. Os detalhes de cada 
componente da instalação de potência considerada são mencionados a seguir, e é importante 
destacar que as considerações e resultados apresentados nesta dissertação não são exatamente 
iguais ao texto apresentado no Apêndice, uma vez que alguns parâmetros foram posteriormente 
alterados para se ter uma representação mais adequada da instalação. 
2.1.1. Gás de baixo poder calorífico (gás pobre) 
O combustível a ser queimado na turbina a gás é o produto da gaseificação de biomassa, 
ao invés de gás natural. Na alimentação do gaseificador é considerado o uso de biomassa 
residual da cana de açúcar: o bagaço (derivado das fibras da planta), e as pontas e as folhas, que 
no conjunto são chamadas de palha. Como apresentado no capítulo anterior, o resultado da 
gaseificação é um gás combustível de baixo poder calorífico, a partir daqui genericamente 
chamado gás pobre. 
A composição do gás pobre após o processo de limpeza foi tomada de RODRIGUES; 
WALTER e FAAIJ (2007), e corresponde à estimativa para a gaseificação atmosférica de 
bagaço da cana de açúcar, com injeção de ar, considerando a remoção de alcatrão em um 
craqueador e a limpeza do gás a baixa temperatura. A Tabela 2.1 apresenta a composição 
estimada do gás pobre considerado, sendo o poder calorífico inferior calculado como 5,16 
MJ/kg. 
Após a limpeza do gás combustível, que acontece a baixa pressão e baixa temperatura, o 
gás pobre precisa ser comprimido para sua injeção na câmara de combustão da turbina a gás, e 
esse processo requer 461 kW por kg/s de gás pobre (KHORSHIDI et al., 2016). 
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Tabela 2.1 Composição do gás de gaseificação de bagaço de cana de açúcar, após limpeza – 
gaseificação atmosférica  
Componente % volume  
H2 16,69 
CH4 2,63 
CO 19,98 
CO2 10,49 
N2 46,64 
H2O 3,24 
C6H6 0,33 
Fonte: (RODRIGUES; WALTER; FAAIJ, 2007) 
2.1.2. Turbina a gás 
O modelo de turbina a gás considerado na simulação do sistema BIG-CC é ABB 
GT11N2/1997, que produz 117 MW elétricos nas condições ISO (condições ambiente a 15°C, 
1 atm, 60% de umidade relativa, quando da queima de gás natural). Quando a escolha foi feita, 
a decisão foi de certa forma arbitrária entre os modelos que satisfaziam as seguintes condições: 
potência líquida acima de 70 MW, rendimento térmico próximo a 35% (PCI), e máquina de 
eixo simples. Ao final decidiu-se que o ciclo combinado deve ter geração de vapor em apenas 
um nível de pressão, o que é explicado pela baixa temperatura dos gases na exaustão da turbina 
a gás. A simulação da operação da turbina a gás foi realizada em um software não comercial, 
desenvolvido pelos autores, que modela turbinas a gás, inclusive em condições off-design, e 
também sua operação em ciclos combinados.  
A calibração do procedimento de modelagem da turbina a gás foi realizada para sua 
operação com gás natural e, na primeira etapa, os resultados nas condições de operação ISO 
foram comparados com os resultados do software comercial GateCycle, versão 6.1.4. A 
segunda fase de calibração incluiu a simulação da mesma turbina com variações da temperatura 
ambiente entre -20 e 40°C, com nova etapa de comparação dos resultados de simulação com os 
resultados obtidos no GateCycle; os parâmetros comparados foram potência elétrica líquida, 
rendimento térmico (PCI), e temperatura de exaustão dos gases, sendo que para os três 
parâmetros, e em toda a faixa de operação, o desvio entre os resultados foi inferior a 1,85%.  
A Tabela 2.2 apresenta os principais parâmetros de operação da turbina a gás e alguns 
parâmetros da calibração. No APÊNDICE B são apresentados os resultados completos da 
calibração da turbina a gás, comparados com os resultados de simulação do GateCycle. Em 
relação ao que é apresentado no APÊNDICE A, a eficiência isentrópica do expansor foi alterada 
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para o valor de 0,95, e, portanto, os parâmetros de calibração mudaram (ainda que pouco) em 
relação ao artigo de referência. 
Tabela 2.2 Parâmetros de operação da turbina a gás (GT11N2) em condições ISO, com 
queima de gás natural (PCI=47,75 MJ/kg)4 
Parâmetro  Valor 
Fluxo de ar na entrada [kg/s] 366,2 
Relação de pressões 15,03 
Fluxo de combustível [kg/s] 6,99 
Temperatura de exaustão [°C] 530,86 
Potência elétrica [MW] 116,7 
Rendimento térmico 35% 
Eficiência isentrópica do compressor 0,907 
Eficiência isentrópica do expansor 0,95 
Temperatura de combustão [°C] 1191 
Rendimento mecânico 98% 
Eficiência do gerador elétrico 99% 
Potência auxiliar [kW] 457 
 
Como comentado na seção 1.4.1, a queima de um gás de baixo poder calorífico em uma 
turbina comercial requer ajustes para sua operação. De-rating foi a primeira estratégia 
considerada para a operação contínua da turbina com gás pobre. O fluxo de gases na entrada do 
expansor foi assumido como estando bloqueado5, e a temperatura de combustão foi reduzida 
até se atingir o valor máximo (arbitrado) da relação de pressões no compressor: o valor imposto 
foi 16,37; 9% acima da relação nominal de pressões nas condições ISO. O procedimento de 
simulação também incluiu a correção da eficiência isentrópica do compressor, em função da 
mudança da relação de pressões, e a função de ajuste foi definida em função dos parâmetros 
observados, para a mesma turbina, no modelo de referência do GateCycle. E, com o objetivo 
de avaliar o desempenho do sistema BIG-CC em condições mais próximas à realidade 
brasileira, 25°C foi a temperatura ambiente considerada. 
  
                                                 
4 Os valores nas linhas marcadas em itálico são os parâmetros definidos no procedimento de simulação. 
5 Chocked, em Inglês. Condição limite em que o fluxo mássico não é alterado, mesmo que as condições à 
jusante sejam modificadas. 
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2.1.3. Integração do sistema BIG-CC com a usina 
A análise da integração do sistema BIG-CC com uma usina de cana de açúcar foi realizada 
com a imposição de uma condição e a consideração de uma restrição: o sistema precisa suprir 
a demanda de vapor de processo, e deve ser dimensionado para operar com a biomassa da 
própria usina, sem necessidade de suprimento externo. Nessas condições, deve operar com o 
maior fator de capacidade anual possível. 
Em sistemas convencionais, as características típicas da demanda de vapor, tanto para 
produção de açúcar como etanol, correspondem a valores entre 360-420 kg de vapor por 
tonelada de cana processada, a 2,5 bar e 137°C (ligeiramente superaquecido). A demanda de 
vapor assumida neste trabalho foi reduzida para 280 kg de vapor por tonelada de cana, nível 
tecnicamente alcançável, mas que pode incorrer em altos investimentos. O baixo valor deve-se 
à dificuldade de gerar muito vapor com os gases de exaustão da turbina a gás. 
Foi assumido que a moagem de cana é realizada durante oito meses em cada ano, e o fator 
de capacidade durante a safra é 90% devido às restrições do suprimento de cana (e.g. por chuvas 
intensas). O sistema de potência deve gerar eletricidade todo o ano, com fator de capacidade de 
90%. Foi considerado que a usina é totalmente eletrificada. 
A Tabela 2.3 apresenta os principais parâmetros considerados, característicos da usina, e 
as hipóteses de simulação. A disponibilidade de bagaço depende do teor de fibras da cana, e foi 
assumido o valor de 14%, sendo um valor típico para a maioria dos cultivos de cana de açúcar 
no Brasil. Foi considerado que o bagaço estará disponível na usina com 50% de umidade 
absoluta, resultando 280 kg de bagaço por tonelada de cana. Por outro lado, a quantidade de 
palha no campo foi estimada como 140 kg (base seca) por tonelada de cana, e que 50% do total 
poderá ser transportada à usina para ser utilizada como combustível. Foi considerado que a 
palha estará disponível na usina com umidade de 13%. Os poderes caloríficos assumidos são 
de 7,52 MJ/kg (50% umidade) para o bagaço, e de 12,96 MJ/kg (13% umidade) para a palha 
(WALTER; ENSINAS, 2010). 
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Tabela 2.3 Parâmetros da usina e hipóteses de simulação 
Parâmetro  Valor Referência/adaptado de  
BIG-CC - fator de capacidade anual 0,90  
Safra [dias] 240  
Fator de capacidade na safra 0,90  
Produção de bagaço [kg/tc] (umidade de 
50%) 
280 
(GABOV; HEMMING; 
FARDIM, 2017) 
Relação biomassa – gás pobre6 [kg/kg] 0.739 
(CONSONNI; LARSON, 
1996b)  
Requerimento de vapor de processo 
[kg/tc] 
280 (SEABRA et al., 2010)  
Disponibilidade de palha na usina7 
[kg/tc] (umidade 13%) 
80,5 (SEABRA et al., 2010) 
Consumo de eletricidade na usina (toda 
eletrificada) [kWh/tc] 
30 
(MOREIRA, J. R. et al., 
2016) 
 
2.1.4. Unidade de captura de carbono 
A unidade CCS considerada na configuração inicial do sistema é de captura com 
tecnologia pós-combustão, com uma taxa de captura de 90% em relação ao CO2 que existe no 
fluxo de gases processado A tecnologia é baseada em captura com amina, que apresenta grandes 
requerimentos de vapor para a recuperação do solvente. O fluxo de gases de exaustão da turbina 
passa por um sistema de captura por absorção, e é preciso vapor a 5 bar e 160°C – a demanda 
é estimada em 3,24 GJ/t CO2 – para que a amina seja recuperada (HETLAND et al., 2016). 
Os requerimentos de potência da unidade CCS foram classificados em dois grupos: 
tratamento dos gases e compressão de CO2. De acordo com KHORSHIDI et al. (2016), o 
tratamento de gases de exaustão inclui a energia elétrica requerida em bombas e ventiladores, 
pré-tratamento de gases e potência para bombeamento do solvente. A potência requerida foi 
estimada em 25,84 kW por unidade de fluxo de gases de exaustão, em kg/s. Por outro lado, a 
compressão de CO2 requer 84,9 kWh por tonelada de CO2 capturado, considerando que ao final 
o gás estará a 146 bar, em condições adequadas para ser transportado (por gasodutos) ou 
injetado em lençóis freáticos. Os dois índices, que permitem calcular a potência requerida pelo 
sistema CCS, foram estimados a partir de KHORSHIDI et al. (2016), que apresentam 
                                                 
6 Índice calculado para produção de gás pobre em unidades de gaseificação atmosférica, baseado em 
balanços de massa do sistema de referência. 
7 Considerando 50% de disponibilidade de palha na usina, comparada com a disponibilidade no campo. 
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avaliações de sistemas de captura de CO2 em diferentes configurações de unidades cofiring, 
considerando a queima conjunta de gás pobre e gás natural em turbinas a gás. 
2.2. Ajustes feitos no sistema BECCS 
Uma vez obtida a configuração inicial (RESTREPO-VALENCIA; WALTER, 2017), 
identificaram-se potenciais de melhoria do sistema nos seguintes aspectos: na estratégia de 
controle da turbina a gás, devendo-se comparar os resultados associados ao de-rating e ao 
fechamento das válvulas guia (IGVs); na tecnologia de gaseificação, devendo-se comparar a 
gaseificação atmosférica e a pressurizada; na possibilidade de geração de vapor, na caldeira de 
recuperação de calor, em mais de um nível de pressão; no refinamento do procedimento de 
cálculo da potência para a compressão de CO2; e finalmente, na possível captura do CO2 
proveniente da fermentação. 
2.2.1. Controle da turbina a gás 
O uso de combustível de baixo poder calorífico em turbinas a gás convencionais (sem 
adaptações significativas) requer uma estratégia de controle para sua operação contínua, sendo 
três as principais alternativas: de-rating da turbina, fechamento das IGVs e extração de ar do 
compressor (blast-off) (RODRIGUES; WALTER; FAAIJ, 2007). Neste trabalho, as 
alternativas de-rating e fechamento das IGV foram avaliadas, tendo sido usado o procedimento 
não comercial de simulação de turbinas a gás; em seguida, os resultados da operação da mesma 
turbina a gás foram comparados.  
Obtidos os primeiros resultados, concluiu-se que era preciso estabelecer faixa de operação 
e limites operacionais para alguns parâmetros. No caso do compressor, a faixa de operação, em 
termos da relação de pressões, foi definida entre a relação nominal (em condições ISO: 15,03) 
e a relação máxima admitida (16,37). Uma vez que a potência elétrica gerada tende a aumentar 
em algumas condições de operação (e.g. com baixo de-rating), optou-se por definir como valor 
máximo de operação 117 MW (potência líquida), que corresponde ao resultado da operação 
com gás natural em condições ISO. 
Os resultados de simulação da turbina a gás indicaram que, quando imposto o fechamento 
parcial das IGVs sem nenhum decréscimo da temperatura de combustão, a turbina sai da faixa 
de operação admissível, superando valores estabelecidos da potência elétrica máxima. 
Consequentemente, a operação unicamente com fechamento das IGVs foi descartada, e foram 
avaliadas diferentes combinações de fechamento da IGV e de-rating, em níveis menores em 
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relação à hipótese de operação da turbina a gás apenas com de-rating. O critério de escolha da 
opção de controle da turbina foi estabelecido como maximização da potência liquida. 
2.2.2. Tecnologia de gaseificação (atmosférica e pressurizada) 
Como visto anteriormente, as unidades BIG-CC podem ser construídas a partir de 
diferentes tipos de gaseificadores. Entre as tecnologias de gaseificação da biomassa, foi 
descartado considerar a tecnologia de aquecimento indireto, por ser a menos conhecida. As 
referências para os parâmetros de projeto e para as condições de operação são os balanços de 
massa e energia apresentados por CONSONNI e LARSON (1996b) e WALTER (1998).  
O sistema baseado na gaseificação atmosférica (a baixa pressão) (nesse caso, a referência 
é o conjunto gaseificador, craqueamento de alcatrão e limpeza de gás a baixa temperatura, da 
empresa Sueca TPS) tem a vantagem de ter menos restrições para a alimentação do gaseificador 
e para a limpeza do gás combustível, mas requer potência considerável para a compressão do 
gás que é injetado na turbina a gás. Como a limpeza do gás é a baixa temperatura, com emprego 
de tecnologias convencionais, é importante a recuperação de energia do gás combustível entre 
o craqueamento e o sistema de limpeza, para auxiliar a geração de vapor. Essa alternativa não 
foi considerada neste trabalho, e corresponde à penalização não desprezível na eficiência 
térmica do sistema (CONSONNI; LARSON, 1996b; WALTER, 1998). 
Já o sistema baseado na gaseificação pressurizada (por volta de 30 bar) (nesse caso, a 
referência é o conjunto gaseificador e limpeza de gás a alta temperatura, da empresa Bioflow) 
tem a vantagem de requerer menor potência de compressão do gás combustível, para sua injeção 
na turbina a gás, mas tem restrições na alimentação do gaseificador. Adicionalmente, a 
tecnologia de limpeza a alta temperatura não é comercial. Para alimentar o gaseificador, o 
sistema pode ser mais eficiente se for feita extração de ar do compressor da turbina a gás 
(CONSONNI; LARSON, 1996b; WALTER, 1998), mas essa opção não foi explorada neste 
trabalho devido limitações do simulador utilizado. 
A justificativa de se testar o sistema BIG-CC baseado na gaseificação pressurizada deve-
se à menor potência de compressão do gás combustível, o que deve fazer com que a potência 
líquida do sistema seja maior. 
Primeiramente, o conteúdo energético dos gases resultantes das duas tecnologias de 
gaseificação foi comparado. As referências encontradas na literatura sobre gaseificação de 
biomassa indicam que existe certa correlação entre o poder calorífico da biomassa e o PCI do 
gás pobre. A Tabela 2.4 apresenta informações obtidas na literatura, para a biomassa na 
alimentação e o gás pobre resultante. 
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Tabela 2.4 Parâmetros associados à gaseificação de algumas biomassas 
Biomassa 
PCI biomassa 
(base seca) 
[MJ/kg] 
PCI gás 
pobre 
[kJ/kg] 
Umidade 
biomassa após 
secador 
Referências 
Gaseificação atmosférica 
Chips de madeira 18,50 4.590 15% (STEINWALL, 1997) 
Chips de madeira 18,50 4.680 17% (STEINWALL, 1997) 
Chips de madeira 18,50 5.060 15% 
(SANSANIWAL; ROSEN; 
TYAGI, 2017) 
Madeira genérica 19,90 5.514 15% 
(CONSONNI; LARSON, 
1996a) 
Madeira genérica 19,90 5.800 20% (KHORSHIDI et al., 2016) 
Madeira limpa 15,40 4.683 15% (FAAIJ et al., 1997) 
Madeira de 
demolição  
17,38 5.167 15% (FAAIJ et al., 1997) 
Maple/Poplar 17,99 4.496 15,8% (CRAIG; MANN, 1996) 
Resíduos de 
madeira 
20,47 5.890 20% 
(LARSON; KREUTZ; 
CONSONNI, 1997) 
Resíduos de 
madeira de 
demolição  
16,10 4.990 15% (FAAIJ et al., 1997) 
Biomassa de 
milho 
20,90 5.212 15% 
(SANSANIWAL; ROSEN; 
TYAGI, 2017) 
Bagaço de cana 
de açúcar 
17,50 4.300 15% 
(WALDHEIM; MORRIS; 
LEAL, 2001) 
Bagaço de cana 
de açúcar 
17,50 5.164 15% 
(RODRIGUES; WALTER; 
FAAIJ, 2007) 
Bagaço de cana 
de açúcar 
17,50 5.064 15% (JANA; DE, 2014) 
Licor negro  12,41 3.771 25% 
(CONSONNI; LARSON; 
BERGLIN, 1997) 
Gramíneas 13,50 4.215 15% (FAAIJ et al., 1997) 
Lixo doméstico  13,91 3.957 15% (FAAIJ et al., 1997) 
Gaseificação pressurizada 
Chips de madeira 18,50 4.690 15% (STEINWALL, 1997) 
Chips de madeira 18,50 4.420 15% (STEINWALL, 1997) 
Chips de madeira 18,50 4.143 20% 
(STÅHL; NEERGAARD, 
1998) 
Madeira genérica  19,90 4.503 15% 
(CONSONNI; LARSON, 
1996a)  
Maple/Poplar 17,99 4.300 11,0% (CRAIG; MANN, 1996) 
Resíduos de 
madeira 
20,47 4.890 20% 
(LARSON; KREUTZ; 
CONSONNI, 1997) 
Bagaço de cana 
de açúcar 
17,50 4.560 15% (WALTER, 1998) 
Licor negro  12,41 3.002 25% 
(CONSONNI; LARSON; 
BERGLIN, 1997) 
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Observa-se que o PCI do gás pobre varia entre 3,7 e 5,8 MJ/kg para gaseificação 
atmosférica, e entre 3,0 e 4,9 MJ/kg para gaseificação pressurizada. A faixa de variação é 
parcialmente explicada pela umidade da biomassa na entrada do gaseificador. 
A Figura 2.2 apresenta a distribuição das informações encontradas na literatura (i.e. o 
poder calorífico da biomassa e o PCI do gás pobre). É evidente que os gases resultantes da 
gaseificação pressurizada possuem poderes caloríficos ligeiramente mais baixos quando 
comparados com a gaseificação atmosférica. Dos parâmetros apresentados na Tabela 2.4 
observa-se que quando a biomassa é a mesma, o PCI do gás produzido em gaseificação 
atmosférica é maior. 
 
Figura 2.2 Relação entre poder calorífico inferior da biomassa (base seca), e o PCI do gás 
pobre 
Fonte: elaborado a partir de dados da Tabela 2.4 
Para a comparação entre as duas tecnologias de gaseificação, foram considerados os gases 
combustíveis cujas composições são apresentadas na Tabela 2.5, supondo que a biomassa é o 
bagaço da cana de açúcar. As duas composições foram obtidas a partir de um procedimento que 
tem como ponto de partida um modelo computacional desenvolvido no simulador ASPEN Plus. 
Detalhes do procedimento são apresentados em RODRIGUES; WALTER; e FAAIJ (2007) e 
WALTER (1998). A secagem da biomassa não foi simulada e adotou-se a hipótese de que a 
energia contida nos gases de exaustão da caldeira de recuperação de calor é suficiente para 
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reduzir a umidade da biomassa para 15% (na entrada do gaseificador), tal como sugere 
CONSONNI e LARSON (1996b). 
Tabela 2.5 Parâmetros do gás pobre resultante de gaseificação da biomassa residual de cana 
de açúcar (bagaço) 
Parâmetro 
Gaseificação 
atmosférica (a) 
Gaseificação 
pressurizada (p) 
Composição [% mol]   
H2 16,69 10,59 
CH4 2,63 5,14 
CO 19,98 15,65 
CO2 10,49 11,46 
N2 46,64 44,35 
H2O 3,24 12,68 
C6H6 0,33 0,13 
Mol 24,88 25,28 
tC/TJ 32,77 34,39 
PCI [kJ/kg] 5.164 4.560 
Fonte: (a) (RODRIGUES; WALTER; FAAIJ, 2007); (p) (WALTER, 1998) 
Nos dois casos há penalidades em termos de potência, para comprimir ar o gás 
combustível, e para acionar auxiliares. O procedimento de cálculo da demanda de potência foi 
recalculado em comparação ao mencionado na secção 2.1.1 (para gaseificação atmosférica). 
Foi adotado o procedimento apresentado nos cálculos de desempenho de sistemas BIG-CC, de 
CONSONNI; LARSON (1996b). A Tabela 2.6 resume as principais demandas de potência para 
cada tipo de gaseificador. A potência consumida pelo processo de secagem e o lock hopper 
(funil de bloqueio) refere-se à energia elétrica necessária para movimentar a biomassa no 
gaseificador.  
No caso da gaseificação atmosférica, a penalidade total foi dividida em três requerimentos 
de potência. Primeiramente, para a secagem e o lock hopper, cuja potência foi calculada a partir 
do índice apresentado na referência, em função do fluxo de biomassa na entrada da unidade de 
secagem, com 50% de umidade. Em segundo lugar, a potência para comprimir o ar que alimenta 
os gaseificadores foi calculada como um processo de compressão de gases ideais com eficiência 
isentrópica de 0,68, também baseado em valores apresentados na referência. E, finalmente, a 
potência para a compressão do gás pobre foi calculada como compressão de gases ideais, 
estagiada e com resfriamento intermediário, e eficiência isentrópica de 0,67 por estágio.  
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Tabela 2.6 Hipóteses consideradas na estimativa da potência requerida pelos sistemas de 
gaseificação 
 
Gaseificação  
atmosférica (a) 
Gaseificação  
pressurizada (p) 
Secagem + lock 
hopper 
25,86 kW/kg/s biomassa  
(50% umidade) 
67,05 kW/kg/s biomassa 
(50% umidade) 
Compressão de ar 
Compressão em um único 
estágio 
Pressão de admissão 1,1013 bar 
Pressão de saída 2,2 bar 
Eficiência isentrópica 0,68 
Compressão estagiada com 
resfriamento 
Pressão de admissão 1,1013 bar 
Pressão de saída 30,4 bar 
Eficiência isentrópica 0,68 
Compressão de 
gás pobre 
Compressão estagiada com 
resfriamento 
Pressão de admissão 1,73 bar 
Pressão de saída 27 bar 
Eficiência isentrópica 0,67 
- 
Gás inerte - 
26,82 kW/kg/s biomassa (50% 
umidade) 
Fonte: adaptado de CONSONNI; LARSON (1996b) 
No caso da gaseificação pressurizada, os requerimentos de potência também foram 
divididos em três grupos principais. O primeiro deles, para a secagem e o lock hopper, foi 
calculado a partir do índice associado à referência, em função da biomassa na entrada do 
gaseificador. Nesse tipo de gaseificação, a compressão de ar é da pressão atmosférica até uma 
pressão 30 vezes superior, e, portanto, requer um processo de compressão estagiada e com 
resfriamento, na qual foi assumida a eficiência isentrópica de 0,68 por estágio. E, por último, o 
requerimento de potência para o suprimento de gás inerte (N2), também calculado a partir do 
índice associado à referência, resultando em demanda de 26,82 kW em função do fluxo de 
biomassa de entrada na unidade de secagem (50% de umidade), expresso em kg/s. É importante 
mencionar que o consumo energético associado à produção de N2 não foi considerado, e sim o 
suprimento externo do gás.  
2.2.3. Avaliação de geração de vapor em dois níveis de pressão  
Em (RESTREPO-VALENCIA; WALTER, 2017) foi considerada a geração de vapor na 
caldeira de recuperação de calor, usando a energia dos gases de exaustão da turbina a gás, em 
apenas um nível de pressão. Naquela oportunidade a definição do estado termodinâmico do 
vapor gerado foi feita visando o atendimento das demandas de vapor, e também para maximizar 
a geração de potência em turbinas a vapor de contrapressão. Optou-se, então, pela verificação 
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da possibilidade, e dos eventuais benefícios, da geração de vapor em mais de um nível de 
pressão. Os balanços de massa e energia na caldeira de recuperação permitem essa avaliação, 
tendo sido considerada a geração adicional exatamente na pressão em que o vapor é requerido 
nos processos de produção de açúcar e etanol: 2,5 bar. 
2.2.4. Compressão de CO2 
O procedimento de cálculo da potência para a compressão de CO2 foi reavaliado e 
modificado, em comparação com a configuração inicial, quando foi utilizado o índice 
estabelecido por KHORSHIDI et al. (2016). Na revisão foi adotado o procedimento proposto 
por MCCOLLUM; OGDEN (2006), no qual o fluxo de CO2 é comprimido de 1 bar até 150 bar. 
A compressão foi dividida em duas etapas: na primeira, a compressão de CO2 de 1 bar até a 
pressão crítica (73,9 bar); e a segunda, com bombeamento até a pressão final. A primeira etapa 
foi assumida como compressão de gases ideais, estagiada e com resfriamento, e com eficiência 
isentrópica de 0,85 em cada estágio. E, na segunda etapa, o bombeamento de CO2 líquido ocorre 
com eficiência isentrópica de 0,85. No procedimento de cálculo foram somadas as duas 
potências resultantes, em função do fluxo puro de CO2 a ser comprimido, resultando na 
penalidade a ser descontada do sistema.  
2.2.5. Captura de CO2 da fermentação  
Neste trabalho, o foco é a captura de dióxido carbono produzido nos processos de 
combustão, tanto da turbina a gás quanto dos geradores de vapor adicionais. Entretanto, a 
captura do CO2 proveniente da fermentação é mais fácil, e uma oportunidade de grande 
potencial no setor sucroenergético (MOREIRA, J. R. et al., 2016). Portanto, a alternativa foi 
igualmente considerada. 
Para tanto, as hipóteses consideradas são apresentadas na Tabela 2.7. Foi considerada 
uma usina tipo destilaria autônoma, que corresponde à situação de maior impacto para a 
potência líquida do sistema.  
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Tabela 2.7 Hipóteses para a simulação da captura de CO2 da fermentação 
Parâmetro  Valor Referência/adaptado de  
Produção de etanol [L/tc] 86,3 
(MACEDO; SEABRA; 
SILVA, 2008) 
Produção de CO2 por kg de etanol
8 
[kg CO2] 
0,96 (MOREIRA, J. R. et al., 2016) 
Produção de CO2 por litro de etanol 
[kg CO2] 
0,78  
Percentual da cana para produção 
de etanol 
100%  
 
2.3. Sistema convencional 
Uma vez realizados os ajustes à configuração inicial, e obtida a configuração final do 
sistema BIG-CC, a etapa seguinte é a comparação com o sistema de cogeração convencional 
utilizado nas usinas. A comparação foi feita quanto à geração de potência elétrica excedente, 
considerando o mesmo porte da usina e impondo-se a condição de que a captura de CO2 é igual 
nos dois casos. 
Foi considerado um sistema de cogeração moderno, com turbinas a vapor de extração e 
condensação que permitem a geração de eletricidade tanto no período da safra como na 
entressafra. Vapor é gerado em níveis de pressão e temperatura que são iguais ou estão acima 
dos limites atuais. A simulação foi realizada em um software não comercial, que permite o 
cálculo do potencial de geração de eletricidade em usinas de cana de açúcar, e que foi 
desenvolvido no âmbito de projeto realizado para o Ministério das Minas e Energia (WALTER 
et al., 2005).  
A hipótese é que o gerador de vapor opere com o bagaço e a palha disponíveis na usina, 
considerados os parâmetros apresentados na secção 2.1.3. A proporção de palha na mistura 
combustível está acima do que é prática corrente, e uma hipótese adicional é que os recorrentes 
problemas de formação de depósitos e incrustações, por causa das propriedades das cinzas da 
palha, serão oportunamente superados. A biomassa foi distribuída ao longo do ano, em 
proporção ao número de horas de operação do sistema: a safra tem duração de 5.184 horas, o 
que corresponde a 65% do tempo de operação anual do sistema e, assim, na safra a 
disponibilidade é 65% do total de biomassa. O requerimento de vapor para o processo foi 
mantido em 280 kg por tonelada de cana, a 2,5 bar e 137°C 
                                                 
8 Calculado para densidade de 0,809 kg/l. 
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A Tabela 2.8 apresenta parâmetros do sistema convencional de cogeração, considerados 
na simulação. O vapor é gerado a 120 bar e 535°C, condições ambiciosas em relação ao que é 
a prática atual, principalmente tendo-se em conta que a quantidade de palha a ser queimada é 
muito grande. A turbina a vapor tem três corpos, com extrações a 5 bar e 2,5 bar, para atender 
a demanda na recuperação do solvente e a demanda de vapor de processo; o fluxo remanescente 
é condensado. 
Tabela 2.8 Configuração do sistema convencional de cogeração 
 Parâmetros 
Gerador de vapor 
Eficiência da caldeira 0,85 (PCI) 
Vapor gerado a 120 bar, 535°C  
Turbinas a vapor  
Eficiência isentrópica das turbinas a vapor 0,75 (por corpo) 
Primeira extração: pressão 5 bar (recuperação do solvente) 
Segunda extração: pressão 2,5 bar (processo industrial) 
Condensado e bombas  
Pressão de condensação 0,096 bar  
Retorno de condensado (vapor de processo) 75% 
Eficiência isentrópica das bombas 0,85 
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3. RESULTADOS  
3.1. Configuração inicial  
3.1.1. Operação da turbina a gás com gás pobre 
Os resultados da simulação da turbina a gás GT11N2 em operação com o gás pobre, 
quando imposto o de-rating de 141°C (em relação à temperatura de combustão da turbina em 
operação com gás natural, em condições ISO), são mostrados na Tabela 3.1. Comparando os 
resultados apresentados na tabela com os resultados da turbina em condições ISO (ver Tabela 
2.2), é importante ressaltar que o fluxo de combustível é nove vezes superior no caso da queima 
de gás pobre, e a relação de compressão é significativamente maior do que quando da operação 
nas condições ISO. A temperatura dos gases de exaustão é 75°C inferior em relação ao caso de 
referência, e esse resultado tem impacto na produção de vapor no HRSG. 
Tabela 3.1 Parâmetros e resultados da simulação da turbina a gás (GT11N2) em operação com 
o gás pobre (gaseificação atmosférica), com de-rating de 141°C, a 25°C 
Parâmetro  Valor 
Fluxo de ar na entrada [kg/s] 357 
Relação de pressões no compressor 16,37 
Fluxo de combustível [kg/s] 61,36 
Temperatura de exaustão [°C] 455,2 
Potência elétrica líquida [MW] 115,1 
Rendimento térmico (PCI) 36% 
Eficiência isentrópica do compressor 0,887 
Eficiência isentrópica do expansor 0,95 
Temperatura de combustão [°C] 1050 
Rendimento mecânico 98% 
Eficiência do gerador elétrico 99% 
Potência auxiliar [kW] 457 
 
A potência elétrica produzida quando há queima de gás pobre é similar em magnitude à 
potência da turbina quando opera com gás natural (117 MW), mas o rendimento térmico é um 
pouco superior (36% com gás pobre) em comparação com a referência (35% com gás natural, 
nas condições ISO). O impacto negativo do de-rating imposto é compensado pela maior relação 
de pressões no compressor, e pelo grande fluxo mássico de gás expandido. Cabe lembrar que a 
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eficiência do compressor é corrigida em relação à condição de operação de referência, mas o 
impacto sobre os resultados não é significativo. Apesar das similitudes na potência elétrica, a 
operação com o gás de baixo poder calorífico tem uma penalidade na compressão do gás pobre 
após a limpeza (28,3 MW), reduzindo a potência elétrica líquida para 86,8 MW. 
3.1.2. Integração do sistema BIG-CC com a usina 
A integração de uma unidade de potência BIG-CC com uma usina do setor 
sucroenergético é um desafio devido à dificuldade do sistema em atender a grande demanda de 
vapor de processo. Como foi mencionado na seção 2.1.3, neste trabalho a demanda de vapor 
foi reduzida para 280 kg/tc; mesmo assim, não foi possível encontrar uma solução que 
correspondesse à integração térmica ideal. Em particular, a restrição adicional é devido à baixa 
temperatura dos gases de exaustão, em parte por causa do de-rating imposto, e também devido 
à operação com relações de pressões mais altas no compressor.  
No esforço inicial de integração foi definido que o vapor é gerado no HRSG em apenas 
um nível de pressão. A temperatura dos gases de exaustão impôs 450°C como a temperatura 
máxima do vapor. Verificou-se que há impossibilidade de se atender a demanda de vapor de 
processo, apesar da significativa redução imposta. Assim, na configuração inicial foi incluído 
um gerador de vapor convencional, que queima biomassa (foi considerada a queima unicamente 
de palha) durante a safra, e que visa atender a demanda do processo industrial. Com o objetivo 
de minimizar a quantidade de palha requerida, o estado termodinâmico do vapor gerado foi 
definido em baixa pressão e temperatura, mas bem acima do estado requerido pelo processo 
industrial, o que resultou em uma pequena geração de potência na turbina de contrapressão que 
pode ser instalada. 
Considerando a implantação do sistema de potência BIG-CC, foi definida a capacidade 
de moagem da usina com a observação de dois aspectos: a usina deve ter biomassa – própria – 
suficiente para garantir a operação do sistema BIG-CC durante o ano inteiro; e também 
assegurar palha suficiente para a geração de vapor de processo durante a safra. 
A simulação da integração da unidade BIG-CC com a usina resultou em uma unidade de 
4,5 Mt/ano de moagem total no ano, sendo que 42% da palha disponível no campo foi destinada 
para uso como combustível na caldeira convencional. Nas condições brasileiras, uma usina com 
moagem anual de 4,5 Mt está bem acima da média (próxima a 2 Mt/ano); há usinas que moem 
mais do que o valor limite estimado, mas não são muitas. Com a suposição de que 50% da palha 
total estará disponível na usina, os 8% remanescentes seriam misturados ao bagaço e formariam 
a biomassa a ser gaseificada. A mistura de bagaço e palha seria processada conjuntamente, e 
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teriam a mesma umidade à entrada do secador, que antecede o gaseificador; nesse sentido, foi 
considerado que as propriedades da mistura são iguais às do bagaço. 
Duas considerações são importantes. Primeiro, que atualmente certa quantidade de palha 
já está misturada com a cana, nas usinas que recebem cana colhida mecanicamente, e essa 
mistura é processada conjuntamente. Assim, a formação da mistura acima mencionada não foge 
do que é prática corrente. Segundo, o uso da palha como combustível único em geradores de 
vapor convencionais não deve ser problema, quando operados a baixa pressão e, sobretudo, 
com baixa temperatura do vapor gerado. Em função da quantidade e da composição das cinzas 
da palha, pode haver problemas de formação de depósitos e incrustações nas superfícies de 
troca térmica, isso quando algumas substâncias são volatilizadas, e esse problema é mais 
provável em geradores de vapor que operam em maiores temperaturas (WALTER; ENSINAS, 
2010). 
Os parâmetros de operação do sistema adicional de geração de vapor, que queima 
unicamente palha, são apresentados na primeira parte da Tabela 3.2. Nesse caso, a extração de 
vapor na turbina de contrapressão associada será realizada a 2,5 bar, e a eficiência isentrópica 
estimada é de 0,68 para que, na exaustão, o estado termodinâmico seja compatível com os 
requerimentos do processo.  
Tabela 3.2 Parâmetros do sistema BIG-CC integrado à usina 
 Parâmetros  
Sistema adicional de 
geração de vapor 
(integração com a usina) 
Eficiência do gerador de vapor = 0,85 (PCI) 
Água na alimentação T = 90°C 
Vapor gerado a 20 bar, 300°C  
Pressão de extração = 2,5 bar 
HRSG + turbina a vapor  
Sem unidade CCS  
Pinch point = 10°C 
Eficiência isentrópica da turbina a vapor = 0,85 
Vapor gerado a 25 bar, 450°C 
Pressão de condensação = 0,096 bar 
HRSG + turbina a vapor  
Com unidade CCS  
Pinch point = 10°C 
Eficiência isentrópica da turbina a vapor = 0,85 
Vapor gerado a 15 bar, 270°C 
Pressão de condensação = 5 bar 
 
Os parâmetros de desempenho da unidade de potência BIG-CC, considerando todas as 
hipóteses de integração com a usina, são apresentados na Tabela 3.3 (Coluna BIG-CC + 
Geração de vapor adicional). 
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Tabela 3.3 Resultados da simulação da unidade BIG-CC – gaseificação atmosférica – 
integrada com a usina, com e sem CCS  
 
BIG-CC + 
Geração de 
vapor adicional 
BIG-CC + CCS 
Emissão de CO2 da turbina a gás [Mt/ano]  1,14 0,11 
Emissão de CO2 do sistema de vapor [Mt/ano] 0,43 0,43 
   
Requerimentos de potência   
Compressão do gás pobre [MW] 28,3 28,3 
Tratamento de gases na unidade CCS [MW]  10,8 
Compressão do CO2 [MW]  10,5 
   
BIG-CC    
Turbina a gás [MW] 115,1 115,1 
HRSG + turbina a vapor [MW] 37,9 10,1 
Sistema a vapor convencional [MW] 19,4 19,4 
Potência liquida na safra [MW] 144,1 95,0 
Potência liquida na entressafra [MW] 124,7 75,6 
   
Geração de eletricidade [kWh/tc] 253 162 
Geração de eletricidade excedente [kWh/tc] 223 132 
Rendimento térmico  22% 14% 
   
Unidade CCS   
Emissão total de CO2 [Mt/ano]  1,57 0,54 
Captura de CO2 [Mt/ano]  1,03 
Percentual de CO2 capturado  65% 
Penalidade em energia (potência) devido à CCS  36% 
 
A emissão de CO2 do sistema de vapor, sendo esse um sistema com uma caldeira 
convencional, foi calculada considerando 45% de conteúdo de carbono na palha 
(RODRIGUES; WALTER; FAAIJ, 2007), combustão completa e excesso de ar de 13%, 
parâmetro estimado a partir do estudo de OEXMANN; HENSEL; KATHER (2008). 
Sem deduzir o consumo de eletricidade da própria usina, a potência líquida é 144,1 MW 
na safra e de 124,7 MW na entressafra, sendo a diferença a potência líquida do ciclo a vapor 
associado ao gerador de vapor convencional. Como simplificação, o rendimento térmico 
apresentado (base PCI das biomassas) corresponde à consideração de que o único produto é a 
eletricidade, embora o sistema seja de cogeração. A geração de eletricidade anual para essa 
configuração é equivalente a 253 kWh/tc, i.e. por tonelada de cana moída, índice comumente 
utilizado para expressar a eficiência na geração de eletricidade nas usinas do setor 
sucroenergético. Quando é considerado o consumo próprio da usina, a geração de eletricidade 
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excedente resultou 223 kWh/tc, indicando possíveis vantagens na geração de excedentes em 
relação aos sistemas convencionais das usinas, como mencionado na seção 1.3.1  
3.1.3. BIG-CC com unidade CCS 
A Figura 3.1 apresenta o esquema da unidade de potência BIG-CC, com CCS. O sistema 
CCS impacta significativamente o desempenho do sistema devido aos requerimentos em 
potência e de vapor, necessário à recuperação do solvente. Como mencionado na seção 2.1.4, a 
demanda de vapor foi estimada em 1.523 kg por tonelada de CO2 capturada. Para a inclusão da 
unidade CCS foi preciso mudar a configuração inicial do sistema e, após algumas avaliações 
das opções disponíveis, a alternativa escolhida foi a utilização, para essa finalidade, do vapor 
gerado na caldeira de recuperação. Como pode ser observado dos resultados apresentados na 
Tabela 3.2, a hipótese avaliada estabeleceu condições de menor pressão (15 bar, versus 25 bar) 
e menor temperatura (270°C, versus 450°C) do vapor gerado na HRSG, com o objetivo de obter 
vapor suficiente, a pressão de 5 bar, para a unidade de captura. Nesse procedimento, a 
penalidade expressa na potência elétrica gerada na turbina a vapor foi de 28 MW (ver Tabela 
3.3). 
 
Figura 3.1 Esquema da unidade BIG-CC integrada à usina, considerando CCS 
Dadas as dificuldades para a integração da unidade CCS ao sistema BIG-CC, foi 
estabelecido que unicamente o fluxo de gases de exaustão da turbina a gás seria processado, ou 
seja, o fluxo de gases proveniente do gerador de vapor convencional seria descarregado na 
atmosfera sem captura do CO2. Na decisão foram considerados dois aspectos: a turbina a gás 
Gaseificação 
Bagaço + Palha  
Gás pobre 
Unidade CCS 
Vapor 
Condensado 
Gases de exaustão  
Palha 
Turbina a gás 
Sistema adicional  
Gerador de vapor 
115 MW 
10 MW 
28 MW 
21 MW 
19 MW 
HRSG 
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deve operar todo o ano, enquanto o sistema convencional só opera durante a safra; e, a emissão 
de CO2 proveniente da turbina a gás é 2,6 vezes a emissão associada ao gerador de vapor 
convencional. 
A implementação da unidade CCS impõe uma penalidade considerável no sistema de 
potência, como pode ser visto dos resultados apresentados na Tabela 3.3. As penalidades 
devidas ao tratamento de gases e à compressão de CO2 representam uma perda de 15% da 
potência liquida gerada durante a safra. Adicionalmente, tem-se a queda de 28 MW na potência 
devido à extração de vapor para a recuperação do solvente. Totalizando os impactos, o resultado 
é drástico, reduzindo a geração de eletricidade em 49,1 MW, que representam uma perda de 
34% da potência durante a safra e, 39% durante a entressafra. A captura de CO2 unicamente do 
fluxo de gases da turbina a gás, resulta em um percentual de CO2 capturado de 65% em relação 
à totalidade de CO2 que seria emitido pelo sistema completo. 
3.2. Sistema BECCS com melhorias 
Uma vez definido o procedimento de análise, que inclui as estratégias de ajuste do 
sistema, foram feitas simulações da turbina a gás considerando sua operação com o gás pobre 
proveniente da gaseificação pressurizada. Com o novo combustível, a primeira avaliação 
consistiu em impor o de-rating na turbina a gás, até atingir a máxima relação de pressões 
adotada; os resultados de ambos os casos – para as duas composições de gás pobre – são 
mostrados na Tabela 3.4 (ver colunas de-rating, para a e p). Devido ao menor poder calorífico 
do gás pobre proveniente da gaseificação pressurizada, o de-rating imposto é superior, o que 
resultou a uma diminuição de 5 MW na potência elétrica, quando comparada com a operação 
com gás pobre proveniente da gaseificação atmosférica. O rendimento térmico da turbina a gás 
se mantém em 36% nos dois casos. A grande diferença entre os resultados está nas penalidades 
relativas aos requerimentos de potência: 34,3 MW para a compressão do gás pobre e auxiliares, 
no caso da gaseificação atmosférica, e 20,9 MW para a compressão de ar e auxiliares, na 
gaseificação pressurizada. Por conseguinte, a potência elétrica líquida quando da operação com 
gás pobre proveniente da gaseificação pressurizada é 8,5 MW superior. 
A estratégia de fechamento das IGVs também foi avaliada, e o melhor resultado na 
combinação dos dois recursos de controle da turbina a gás, observada a faixa de operação 
admissível, é apresentado na mesma Tabela 3.4 (ver colunas de-rating + IGV, para a e p). 
Foram avaliados diferentes ajustes das IGVs, combinados com vários níveis de de-rating, e a 
melhor solução foi definida na condição em que a potência elétrica é máxima, estando a relação 
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de pressões do compressor dentro da faixa admissível. A simulação foi feita para as duas 
alternativas de gaseificação e a vantagem, em termos de potência líquida, é mais uma vez do 
sistema pressurizado, dada a menor penalidade de compressão do gás combustível/do ar e 
auxiliares. Foi adotado o critério de se maximizar a potência líquida e, assim, o sistema baseado 
na gaseificação pressurizada passou a ser a referência para a continuidade dos estudos. E a 
forma de controle da turbina passou a ser a combinação de de-rating com fechamento das IGVs. 
Tabela 3.4 Comparação dos resultados da simulação da turbina a gás em operação com o gás 
pobre, consideradas duas tecnologias de gaseificação 
Controle na turbina De-rating De-rating + IGV 
Tipo de gaseificação 
Atmosférica 
(a) 
Pressurizada 
(p) 
Atmosférica 
(a) 
Pressurizada 
(p) 
IGV [%] 0 0 8,5 10 
Temperatura de combustão 
[°C] 
1050 1008 1083 1062 
De-rating [°C] 141 183 108 129 
Fluxo de ar na entrada do 
compressor [kg/s] 
357 357 326,7 321,3 
Relação de pressões 16,37 16,36 15,09 15,1 
Fluxo de combustível [kg/s] 61,36 66,81 61,23 68,68 
Temperatura de exaustão [°C] 455,2 434,22 481,7 471,41 
Potência elétrica [MW] 115,08 110,31 116,91 116,96 
Rendimento térmico 36% 36% 37% 37% 
Potência requerida     
Secagem + lock hopper [MW] 1,2 2,9 1,2 3,0 
Compressão do gás pobre 
[MW] 
28,9  28,9  
Compressão de ar [MW] 4,2 17,4 4,1 17,9 
Gás inerte  0,7  0,7 
Potência líquida 80,8 89,3 82,7 95,4 
 
Os resultados de operação da turbina a gás com combinação de de-rating e fechamento 
das IGVs são melhores em comparação com o sistema inicial, descrito na seção anterior. A 
potência liquida aumentou 18%, e a temperatura de exaustão dos gases passou de 455°C para 
471°C, em princípio melhorando a capacidade de geração de vapor na caldeira de recuperação. 
No entanto, o consumo de combustível aumentou 12%. 
Definido o novo sistema de referência, foi estudada a integração com a usina. É 
importante mencionar que, em relação ao que foi descrito anteriormente, nessa etapa foram 
alteradas algumas características da usina, bem como hipóteses de simulação. O fator de 
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capacidade anual do BIG-CC passou a ser 0,9, considerando um cenário mais realista. Com a 
alteração do sistema de gaseificação, a relação biomassa-gás pobre passou de 0,739 kg/kg para 
0,6449 kg/kg (CONSONNI; LARSON, 1996b). 
A nova relação biomassa-gás pobre implica decréscimo no requerimento de biomassa 
para a operação do sistema BIG-CC ao longo do ano, o que resulta menor capacidade de 
moagem da usina. A simulação da integração resultou em uma usina com moagem efetiva de 
4,2 Mt/ano. Para uma usina desse porte, a operação durante a safra impõe um requerimento de 
vapor de 227 t/h – valor inferior à configuração inicial (243 t/h). 
Foi mantida a hipótese de atendimento da demanda de vapor de processo com um gerador 
de vapor convencional que queima exclusivamente palha. Foi calculada que a necessidade de 
palha para essa finalidade corresponde a 42% da palha total, disponível no campo. Para a mesma 
recuperação de 50% da palha total, os 8% remanescentes são misturados ao bagaço e formam 
a mistura que alimenta o sistema BIG-CC. Os parâmetros considerados para simulação da 
operação do sistema a vapor convencional são apresentados na Tabela 3.5. No caso do HRSG, 
quando não há o sistema CCS, a temperatura do vapor gerado pode ser ligeiramente maior por 
causa do menor de-rating da turbina a gás (461°C), contra os 450°C iniciais.  
Tabela 3.5 Configuração da unidade BIG-CC – gaseificação pressurizada – ajustada para a 
integração com a usina 
 Parâmetros  
Sistema adicional de 
geração de vapor 
Eficiência do gerador de vapor (PCI) = 0,85 
Água de alimentação T=90°C 
Vapor gerado a 20 bar, 300°C  
Pressão de extração = 2,5 bar 
HRSG + turbina a vapor  
Sem unidade CCS  
Pinch point = 5°C 
Eficiência isentrópica da turbina a vapor = 0,85 
Vapor gerado a 30 bar, 461°C 
Pressão de condensação = 0,096 bar 
HRSG + turbina a vapor  
Com unidade CCS  
Pinch point = 5°C 
Eficiência isentrópica da turbina a vapor = 0,85 
Vapor gerado a 14 bar, 260°C 
Pressão de extração = 5 bar 
 
                                                 
9 Índice calculado para produção de gás pobre em gaseificação pressurizada, baseado em balanços de massa 
construídos com dados da publicação de referência. 
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Na Tabela 3.6 são apresentados resultados da simulação da unidade de potência BIG-CC, 
integrada à usina e sem CCS (ver coluna BIG-CC + Geração de vapor adicional). A potência 
elétrica líquida aumentou em comparação com o sistema inicial, resultando em 152,6 MW na 
safra – contra 144,1 MW iniciais – e 134,5 MW na entressafra – contra 124,7 MW. O 
desempenho do sistema melhorou consideravelmente, chegando a um rendimento térmico de 
24% – contra 22% inicial. A geração de eletricidade resultou 245 kWh/tc, quando descontado 
o consumo interno na usina.  
Tabela 3.6 Desempenho da unidade BIG-CC – gaseificação pressurizada –, com melhorias, 
integrada com a usina, com e sem CCS 
 
BIG-CC + 
Geração de 
vapor adicional 
BIG-CC + CCS 
Emissão de CO2 da turbina a gás [Mt/ano]  1,12 0,11 
Emissão de CO2 do sistema de vapor [Mt/ano] 0,36 0,36 
Emissão de CO2 da fermentação [Mt/ano] 0,28 0 
   
Requerimentos de potência    
Secagem + lock hopper [MW] 3,0 3,0 
Compressão de ar [MW] 17,9 17,9 
Gás inerte [MW] 0,7 0,7 
Tratamento de gases na unidade CCS [MW]  10,4 
Compressão do CO2 da combustão [MW]  11,8 
Compressão do CO2 da fermentação [MW]  5,0 
   
BIG-CC geração   
Turbina a gás [MW] 117,0 117,0 
HRSG + turbina a vapor [MW] 39,0 9,7 
Sistema a vapor convencional [MW] 18,1 18,1 
Potência liquida na safra [MW] 152,6 96,0 
Potência liquida na entressafra [MW] 134,5 82,9 
   
Geração de eletricidade [kWh/tc] 275 172 
Geração de eletricidade excedente [kWh/tc] 245 142 
Rendimento térmico  24% 15% 
   
Unidade CCS   
Emissão total de CO2 [Mt/ano]  1,76 0,47 
Captura de CO2 [Mt/ano]  1,29 
Percentual de CO2 capturado  73% 
Penalidade em energia (potência) devido à CCS  38% 
 
Em seguida, a integração da unidade CCS foi avaliada; a configuração do sistema 
resultante é mostrada na Figura 3.2. Como antes, a demanda de vapor para recuperação do 
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solvente é atendida com o vapor gerado no HRSG; dadas as novas condições de operação da 
turbina a gás, o estado termodinâmico do vapor gerado foi alterado para 14 bar e 260°C, visando 
o atendimento da demanda e também a maximização da potência elétrica na turbina de 
contrapressão associada. 
 
 
Figura 3.2 Esquema da unidade BIG-CC ajustada, considerando CCS 
Embora a penalidade em potência para a remoção do CO2 dos gases e sua compressão 
tenha aumentado para 18% da potência líquida gerada na safra, os resultados globais indicam a 
factibilidade da integração com a unidade CCS. E, nesse caso, é incluída a captura da totalidade 
do CO2 proveniente da fermentação. O fechamento das IGVs da turbina a gás, com redução do 
fluxo de ar, impactou também o fluxo de gases de exaustão, que foi reduzido 10%, e, portanto, 
a potência requerida pelo sistema CCS diminuiu.  
O sistema CCS nas condições de simulação poderia processar todo o fluxo de gases de 
exaustão da turbina a gás, em todo o ano. Em relação ao caso anteriormente analisado, o fluxo 
de gases de exaustão não tratado – o do gerador de vapor convencional – é menor, em função 
da menor quantidade de palha queimada (por causa da menor geração de vapor, por hora de 
operação da usina). No caso analisado é considerada a captura do fluxo total de CO2 da 
fermentação, o que aumenta a taxa de captura do sistema. Assim, o percentual de CO2 capturado 
passa a ser 73% – contra 65% da configuração inicial. Em suma, a unidade de captura 
conseguiria capturar aproximadamente 1,29 MtCO2 por ano, quantidade que equivale aos 
melhores sistemas BECCS em operação, ou planejados. 
Gaseificação 
Bagaço + 
Palha  Gás 
 pobre 
Unidade CCS 
Vapor 
Condensado 
Gases de exaustão  
Palha 
Turbina a gás 
Sistema adicional  
Gerador de vapor 
117 MW 
10 MW 
18 MW 
27 MW 
18 MW 
HRSG 
CO
2
 fermentação 
Ar 
4 MW 
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A potência elétrica líquida resultou 96 MW na safra e 82,9 MW na entressafra, o que 
evidencia melhor desempenho do sistema em comparação com a configuração inicial. 
Descontada a potência requerida pelo sistema CCS, e o consumo interno na usina, a geração de 
eletricidade excedente é 142 kWh/tc, que ainda é um valor alto para o setor sucroenergético, 
mesmo levando em consideração todas as penalidades pela imposição da captura.  
3.2.1. Geração de vapor em dois níveis de pressão  
A geração de vapor em mais do que um nível de pressão nas unidades HRSG resulta em 
maior eficiência do ciclo combinado, em função do melhor aproveitamento da energia dos gases 
de exaustão. Assim, foi considerada a possibilidade de geração de vapor no HRSG em um 
segundo nível de pressão, no caso para atendimento total ou parcial da demanda de vapor de 
processo, a 2,5 bar. No limite, foi considerada a geração de vapor a 2,5 bar e 137°C. 
Os resultados dos balanços de massa e de energia na caldeira de recuperação são 
apresentados na Tabela 3.7. No caso em que a geração de vapor é a 14 bar e 260°C, na 
quantidade necessária para atender a demanda de vapor da unidade CCS, a temperatura dos 
gases na saída do economizador seria 162°C. Assim, seria ainda possível gerar 5,5 kg/s de vapor 
a 2,5 bar e 137°C, o que corresponde a apenas 8,7% da demanda de vapor de processo (63 kg/s, 
durante a safra, para a usina de 4,2 Mt). Conclui-se que o gerador de vapor convencional ainda 
seria necessário, e a economia de biomassa seria pequena. 
Tabela 3.7 Hipóteses para estimativa da geração de vapor em dois níveis de pressão na 
caldeira de recuperação 
Gases de exaustão 
(Saída da turbina a gás) 
T = 471,41°C 
𝑚 ̇ = 390,0 kg/s 
Geração de vapor  
(Nível 1) 
Vapor gerado 14 bar T = 260°C 
?̇? = 53,8 kg/s 
Temperatura de saída dos gases10 = 162°C 
Geração de vapor  
(Nível 2) 
Vapor gerado 2,5 bar T = 137°C 
?̇? = 5,5 kg/s 
 
O resultado acima já seria suficiente para descartar a possibilidade de geração de vapor 
no HRSG em dois níveis de pressão, eliminando o gerador convencional. Adicionalmente, há 
que se considerar que os gases de exaustão do HRSG são usados para secagem da biomassa, 
                                                 
10 Considera a hipótese de que a água de alimentação do HRSG está a 130°C, assumida recuperação parcial 
do condensado da unidade CCS. 
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anterior ao gaseificador, e ter o fluxo dos gases a temperaturas abaixo de 160°C representa 
risco. Maior umidade da biomassa na entrada do gaseificador implica menor PCI do gás pobre 
(ver Tabela 2.4 ), impactando o desempenho de todo o sistema BIG-CC.  
3.3. Sistema convencional 
Usando um software não comercial, já mencionado, a simulação do sistema de cogeração 
convencional considera uma turbina a vapor com três corpos, com possíveis extrações a 5 bar 
e 2,5 bar, e condensação do fluxo remanescente. Foi considerada a usina com capacidade de 
4,2 Mt/ano, de acordo com os resultados da seção 3.2. A biomassa (bagaço + palha) foi 
distribuída entre os dois períodos de geração de eletricidade (safra e entressafra) de forma 
proporcional ao tempo de operação. Foi feita a simulação para as condições com e sem captura 
de CO2.  
A Figura 3.3 apresenta o esquema do sistema de cogeração considerado, e os resultados 
de fluxos mássicos, pressão e temperatura da água/vapor, para os períodos de safra e entressafra.  
No sistema avaliado, a turbina a (ou o primeiro corpo) corresponde a uma turbina com 
extração a 5 bar, para atendimento da demanda da unidade de CCS. O programa de simulação 
não permite considerar a recuperação do condensado da unidade CCS. No caso do expansor b, 
a extração de vapor é a 2,5 bar para atender a demanda da usina. O estado termodinâmico 
resultante na saída (5) é vapor superaquecido com temperatura ligeiramente acima da requerida; 
consequentemente, entre os pontos (5) e (6) existe um dessuperaquecedor que opera com água 
a 25°C, para garantir as condições de pressão e temperatura do vapor, adequadas ao processo. 
Da extração em b, uma fração do vapor é destinada ao desaerador (2% do fluxo de vapor 
gerado). O fluxo (8) corresponde ao retorno de condensado (vapor de processo), assumindo que 
a recuperação é como água a 90°C. O expansor c permite que vapor seja levado ao condensador.  
Os resultados da simulação do sistema de cogeração convencional, que opera com a 
mesma capacidade de captura de CO2 que o sistema BIG-CC, são apresentados na Tabela 3.8.  
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 Sistema 
convencional 
Sistema 
convencional + CCS 
Ponto ?̇? 
[kg/s] 
P 
[bar] 
T 
[°C] 
?̇? 
[kg/s] 
P 
[bar] 
T 
[°C] 
 Safra 
1 126,7 120 535 125,1 120 535 
2 0 - -  59,2 5 198,8 
3 126,7 5 198,8 66,0 5 198,8 
4 61,44 2,5 143,5 0,8 2,5 143,5 
5 65,2 2,5 143,5 65,19 2,5 143,5 
6 63,0 2,5 137 63,0 2,5 137 
7 61,44 0,096 45 0,78 0,096 45 
8 47,3 2,5 90 47,25 2,5 90 
9 223,0 -  - 223,0 -  - 
10 435,5 -  - 435,5 -  - 
 Entressafra 
1 64,7 120 535 63,6 120 535 
2 0 - - 44,7 5 198,8 
3 64,7 5 198,8 18,9 5 198,8 
4 63,4 2,5 143,5 17,6 2,5 143,5 
5 1,3 2,5 143,5 1,3 2,5 143,5 
6 0 -  - 0 -  - 
7 63,4 0,096 45 17,6 0,096 45 
8 0 - - 0 - - 
9 116,0 - - 116,0 - - 
10 226,5 - - 226,5 - - 
 
Figura 3.3 Esquema do sistema de cogeração convencional, com resultados de fluxos 
mássicos, pressão e temperatura de água/vapor, com e sem captura de CO2 
 
CO
2
 fermentação 
Unidade CCS 
Vapor 
Condensado 
Gases de exaustão  
Água 
Bagaço + Palha  1 
3 4 
5 7 
2 9 10 
6 
8 
Condensador 
Desaerador 
a b c 
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Tabela 3.8 Desempenho do sistema convencional, com e sem CCS 
 
Sistema 
convencional 
Sistema 
convencional + 
CCS 
Emissão de CO2 da combustão [Mt/ano]  1,48 0,47 
Emissão de CO2 da fermentação [Mt/ano] 0,28 0 
   
Safra   
Potência elétrica [MW] 108,4 78,9 
Tratamento de gases na unidade CCS [MW]  7,8 
Compressão do CO2 da combustão [MW]  12,9 
Compressão do CO2 da fermentação [MW]  5,0 
Potência liquida na safra [MW] 108,4 53,2 
   
Entressafra   
Potência elétrica [MW] 67,3 45,0 
Tratamento de gases na unidade CCS [MW]  5,9 
Compressão do CO2 da combustão [MW]  9,8 
Potência liquida na entressafra [MW] 67,3 29,3 
   
Geração de eletricidade [kWh/tc] 177 84 
Geração de eletricidade excedente [kWh/tc] 147 54 
Rendimento térmico  20% 10% 
   
Unidade CCS   
Emissão total de CO2 [Mt/ano]  1,76 0,47 
Captura de CO2 [Mt/ano]  1,29 
Percentual de CO2 capturado  73% 
Penalidade em energia (potência) devido à CCS  52% 
 
A emissão de CO2 da combustão foi calculada empregando-se o mesmo procedimento 
mencionado na seção 3.1.2, para geradores de vapor convencionais. Sem CCS, o sistema 
convencional não possui extração de vapor no expansor a, e a potência elétrica liquida na safra 
foi estimada em 108,4 MW (já consideradas potências de acionamento de bombas e auxiliares), 
enquanto a potência líquida na entressafra é 67,3 MW. Nesse caso, a geração anual eletricidade 
é de 177 kWh/tc, e 147 kWh/tc quando é descontada a potência requerida pelo processo 
industrial, valor que está próximo da faixa entre 150-170 kWh/tc mencionada na literatura, 
quando se supõe também o uso de palha como combustível. 
O sistema de cogeração convencional com CCS tem um requerimento de vapor de 59 kg/s 
na safra e de 45 kg/s na entressafra. Nesse caso, o requerimento de vapor na extração nos corpos 
a e b, durante a safra, representou 99% do vapor gerado, deixando unicamente 0,8 kg/s (ver 
fluxo (4) do sistema convencional + CCS) para serem expandidos no ultimo corpo, o que pode 
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estar abaixo da vazão mínima para manter o corpo c da turbina a vapor em rotação. O resultado 
indica que não é possível capturar mais CO2 do que os 73%, pois não há vapor suficiente. 
Foi considerado que a captura anual de CO2 deve ser igual nos dois casos (73% do total 
emitido, de acordo com os resultados da seção 3.2), mas foi atribuída uma eficiência 
diferenciada por período de operação: no período de entressafra, em que há menor emissão de 
CO2 (i.e. menor queima de biomassa), o percentual capturado é 90%, e, durante a safra, o 
percentual capturado é de 62%. Isso resultou em quantidades de CO2 capturadas não muito 
diferentes, na safra e na entressafra: 38,8 kg/s e 29,3 kg/s. 
A extração de vapor a 5 bar para atender a unidade CCS impõe uma perda de 29,5 MW – 
27% da potência elétrica gerada durante a safra–, e de 22,3 MW na entressafra – 33% da 
geração. As demais penalidades da captura representam as seguintes perdas adicionais, em 
potência: na safra, de 19% para a captura de CO2 da combustão e 4,6% para a captura de CO2 
da fermentação, enquanto na entressafra essas penalidades correspondem a 23%. 
No sistema de cogeração convencional, quando há captura de carbono, a geração de 
eletricidade é diminuída em mais de 50%, para 84 kWh/tc, ou 54 kWh/tc quando é descontada 
a potência requerida pelo processo industrial. Conclui-se que é tecnicamente possível a captura 
de CO2 em sistemas de cogeração convencionais nas usinas de cana, mas com significativo 
impacto no excedente de eletricidade. Na prática, grande parte da geração de eletricidade 
excedente é comprometida com a captura de CO2. 
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4. DISCUSSÃO  
4.1. Operação da turbina a gás com gás pobre 
As três estratégias recomendadas para operar uma turbina comercial com um gás de baixo 
poder calorífico são de-rating, fechamento de IGVs e blast-off. Neste trabalho avaliaram-se o 
de-rating e o fechamento de IGV, e encontrou-se que a melhor operação da turbina é quando 
há uma combinação dessas duas alternativas. Sem alteração da área de expansão dos gases, o 
que requer uma drástica alteração do projeto inicial, com a queima de gás de baixo poder 
calorífico a relação de pressões do compressor aumenta; um efeito indesejado é o impacto sobre 
o compressor, e sua eventual operação com instabilidades, sendo o segundo efeito a redução da 
temperatura dos gases de exaustão. O fechamento das IGVs faz com que haja redução da vazão 
de ar, e com isso o aumento na relação de pressões é menos pronunciado, ou esse até não existe. 
Em princípio, como evidenciado pelos resultados obtidos, a combinação das duas estratégias 
faz com que o compressor da turbina opere com relações de pressões aceitáveis, e não em 
regime forçado. A flexibilidade das estratégias depende do projeto da turbina e de suas 
condições operacionais; a hipótese é que a turbina simulada possa operar com o fechamento 
das IGVs que foi considerado, e não foi possível comprovar sua correção. A combinação das 
duas estratégias faz com que o consumo de combustível aumente, e nos casos simulados esse 
aumento foi significativo. 
A condição de operação da turbina que foi definida, com gás de baixo poder calorífico, é 
uma solução conservadora, uma vez que existem combinações de de-rating + IGV que 
permitiriam a operação em faixas mais elevadas de potência. A opção pela solução 
conservadora deveu-se à consideração de que a turbina irá operar com fator de capacidade anual 
muito alto (90%), sendo mais arriscado operar forçada (i.e., produzindo potência muito acima 
do desempenho em condições ISO) praticamente todo o ano.  
O sistema BIG-CC baseado em gaseificação pressurizada tem requerimentos de potência 
auxiliar inferiores em comparação ao sistema baseado em gaseificação atmosférica. Isso 
resultou em vantagens para o sistema BIG-CC em termos de potência liquida. Neste trabalho o 
critério de decisão entre uma alternativa e outra foi unicamente a potência líquida, o que é um 
critério muito simples. 
De qualquer forma, ainda é possível melhorar o desempenho do sistema baseado em 
gaseificação pressurizada. Como a injeção de ar no gaseificador requer um fluxo significativo, 
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a pressões próximas de 30 bar, o desempenho melhora quanto mais eficiente for essa 
compressão. Estudos sobre sistemas de gaseificação pressurizada (CONSONNI; LARSON, 
1996b; CONSONNI; LARSON; BERGLIN, 1997; WALTER, 1998) sugerem que uma boa 
opção é a extração de ar do compressor da turbina a gás; essa alternativa é também conhecida 
como blast-off, e é uma estratégia a ser considerada em estudos futuros. O blast-off é uma 
estratégia de controle de turbinas a gás, também para quando há operação com gases de baixo 
poder calorífico, e é possível que os resultados sejam melhores em relação às estratégias 
consideradas neste trabalho. Em adição, dificilmente um compressor convencional será mais 
eficiente do que o compressor da turbina a gás. 
Como as penalidades associadas ao acionamento de auxiliares são significativas, neste 
trabalho fez-se análise dos valores apresentados na principal referência (CONSONNI; 
LARSON, 1996b), e também o recálculo dos requerimentos a partir dos modelos de cálculo 
construídos, e validados, para os casos conhecidos. Por exemplo, no caso do sistema BIG-CC 
baseado em gaseificação atmosférica, o modelo de compressão do gás pobre considera 
compressão estagiada e com resfriamento intermediário, resultando em um índice de 485 kW 
por fluxo unitário (kg/s) de gás pobre, que pode ser comparado com o índice de 461 kW por 
kg/s apresentado por KHORSHIDI et al. (2016) para um sistema equivalente.  
4.2. Integração do sistema BIG-CC com a usina 
De acordo com os resultados da simulação, para a operação continua da turbina a gás é 
preciso grande disponibilidade de biomassa, o que resultou na definição – quando da análise da 
integração – de uma usina com alta capacidade de moagem anual. Segundo os dados 
apresentados na seção 1.3.1, 37% das usinas brasileiras correspondem a unidades com moagem 
superior a 3 Mt/ano, e nesse grupo uma minoria são destilarias autônomas. Por um lado, os 
resultados deste estudo são rigorosamente válidos para uma destilaria autônoma com 
capacidade de moagem de 4,2 Mt/ano, e é bastante improvável que essa usina exista. Por outro 
lado, os resultados apresentados são bons indicativos das condições em que pode ocorrer a 
captura de CO2 proveniente da queima de biomassa em sistemas de geração de potência em 
qualquer usina brasileira, de médio a grande porte. Em adição, a condição de que a usina deve 
ter destilaria autônoma foi apenas uma hipótese simplificadora, e se a usina tiver destilaria 
anexa, o que é mais comum para esse porte, as conclusões são basicamente as mesmas. 
Sistemas BIG-CC baseados em turbinas a gás de menor capacidade são igualmente 
factíveis, e como para eles a biomassa requerida seria menor, a usina poderia ser de menor 
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porte. Como os parâmetros de desempenho das turbinas a gás variam, não é possível um simples 
cálculo proporcional, mas seria relativamente fácil reproduzir o procedimento de cálculo 
considerando turbinas com capacidade nominal igual, por exemplo, a 30% ou 70% da do 
modelo considerado. 
É sabido que sistemas de cogeração baseados em ciclos combinados têm limitações para 
o atendimento de demandas térmicas; como usinas do setor sucroenergético demandam muito 
vapor, a integração a elas de unidades BIG-CC é um desafio. Mesmo reduzindo muito a 
demanda de vapor, em comparação à média de usinas, não foi possível encontrar uma solução 
de integração ideal. Como resultado, optou-se por um sistema complementar de geração de 
vapor, que penaliza a geração de potência elétrica. A dificuldade de integração do sistema BIG-
CC com uma usina, por causa da restrição associada ao vapor, indica que seria ainda mais difícil 
a integração caso a unidade industrial fosse uma biorrefinaria, pois a diversificação da produção 
deve implicar maior demanda de vapor. 
Cabem alguns comentários sobre os parâmetros adotados para a usina e hipóteses de 
simulação (ver Tabela 2.3). A moagem com duração de 240 dias (8 meses) e o fator de 
capacidade na safra, de 0,9, não representam a situação típica das usinas brasileiras, mas 
tampouco correspondem a parâmetros infactíveis. Entre os fatores apresentados na mencionada 
tabela, os resultados obtidos são sensíveis à disponibilidade de bagaço por tonelada de cana: 
por exemplo, para as mesmas condições de operação da turbina a gás considerada, se a 
disponibilidade de bagaço passar de 280 kg/tc para 260 kg/tc, o resultado da integração é 
alterado de uma usina com capacidade de moagem de 4,2 Mt/ano para 4,6 Mt/ano.  
4.3. Captura de CO2 da combustão  
O foco deste trabalho foi conceber um sistema BECCS, integrado a uma usina do setor 
sucroenergético brasileiro, com grande capacidade de capturar o CO2 dos gases de exaustão dos 
sistemas de potência elétrica. A tecnologia considerada, pós-combustão com captura por 
absorção, demanda grande quantidade de energia – na forma de vapor – para recuperar o 
solvente (amina), o que impacta a integração, a eficiência de geração de potência e, também 
restringe a eficiência de captura. A máxima eficiência de captura da tecnologia é 90%, mas a 
impossibilidade de suprir todo o vapor necessário à unidade CCS reduziu a captura para, no 
máximo, 73%.  
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Os resultados mostram que as penalidades devido à captura representam um significativo 
impacto na potência elétrica gerada: 38%, no caso do sistema BIG-CC (gaseificação 
pressurizada) com melhorias, e de 52% no caso do sistema de cogeração convencional. 
A primeira análise necessária é quanto à tecnologia pós-combustão com captura por 
absorção. Estudos indicam que, embora comercial, essa tecnologia está sendo desenvolvida, e 
estima-se que a demanda de vapor na recuperação do solvente pode ser diminuída nos próximos 
anos, dos atuais 3,24 GJ/t CO2 – índice considerado neste trabalho – para 2,6 GJ/t CO2 em 2020, 
e até 1,6 GJ/t CO2 em 2030 (PEETERS; FAAIJ; TURKENBURG, 2007). 
Por outro lado, os resultados também motivaram a reavaliação dos índices utilizados no 
cálculo da potência requerida no tratamento de gases e na compressão de CO2. O procedimento 
de cálculo da potência para a compressão de CO2 foi redefinido, e optou-se pelo que é 
apresentado por MCCOLLUM; OGDEN (2006). A nova estimativa corresponde ao índice 92,5 
kWh por tonelada de CO2 capturado, que deve ser comparado com o índice estimado, a partir 
de KHORSHIDI et al. (2016), de 84,9 kWh por tonelada de CO2 capturado. A opção pelo 
primeiro índice corresponde a uma abordagem mais conservadora. A respeito da potência 
requerida para o tratamento de gases, foi utilizado o índice que pode ser calculado da única 
referência que pareceu ser adequada (25,84 kW por kg/s de gases de exaustão) (KHORSHIDI 
et al., 2016), e optou-se por utilizar o maior valor dentro da (estreita) faixa que pode ser 
calculada. 
As altas penalidades apontam a necessidade de se considerar outras tecnologias de captura 
em sistemas BECCS. Ainda com foco nos sistema pós-combustão, é preciso avaliar a tecnologia 
com membranas, devido aos baixos requerimentos de energia em comparação com a tecnologia 
por absorção (LUIS; VAN DER BRUGGEN, 2013). E no caso especifico dos sistemas BIG-
CC, é preciso analisar a tecnologia pré-combustão, ainda que a captura de CO2 do gás pobre, 
antes da alimentação da turbina a gás, resulte níveis de captura não muito altos (e.g. ver a 
composição estimada do gás pobre na Tabela 2.5). 
4.4. Captura de CO2 da fermentação 
O CO2 resultante da fermentação do mosto, que dá origem ao etanol, é puro, e não há 
penalidade energética associada à sua separação. O impacto do requerimento de potência para 
sua compressão é relativamente pequeno em comparação com as penalidades do sistema de 
tratamento e captura do CO2 dos gases de combustão: no caso dos sistemas analisados, 5 MW 
é a potência requerida, que corresponde a 3% no caso do sistema BIG-CC com melhorias, e a 
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3,5% no caso do sistema de cogeração convencional. A potência de compressão corresponde a 
6 kWh/tc nos casos analisados. 
No caso de um projeto ambicioso, visando a captura do CO2 dos gases de combustão de 
sistemas de potência em usinas, não haveria sentido não incluir a compressão do CO2 resultante 
da fermentação. É claramente a alternativa mais simples, e será a mais barata. 
O pequeno impacto da captura do CO2 da fermentação, e as menores restrições 
tecnológicas, levam à conclusão que essa é a melhor alternativa para iniciar a implantação dos 
sistemas CCS nas usinas do setor sucroenergético brasileiro. Essa, inclusive, é a conclusão de 
MOREIRA, J. R. et al. (2016). 
4.5. Sistemas BECSS em usinas do setor sucroenergético 
Neste trabalho é analisada unicamente a viabilidade técnica da captura do CO2 resultante 
da queima da biomassa residual da cana (e da fermentação, na produção de etanol), em sistemas 
de potência instalados em usinas. A análise de viabilidade econômica, não realizada neste 
trabalho, é evidentemente fundamental. Outro aspecto importante, e que também é crucial para 
a análise de viabilidade econômica, é onde armazenar o CO2 capturado, e este aspecto tampouco 
foi tratado neste estudo (foi considerada a compressão que permite a injeção em aquíferos 
próximos, ou a alimentação de gasodutos, mas nesse caso não foi analisada a distância de 
transporte).  
Os objetivos foram definidos na avaliação dos impactos dos sistemas de captura na 
geração de eletricidade nos sistemas de cogeração instalados nas usinas, considerando tanto 
sistemas convencionais quanto os propostos sistemas BIG-CC. Mais especificamente, o 
objetivo era avaliar o quanto a eletricidade excedente que pode ser gerada pelas usinas será 
impactada pelos sistemas CCS. Os resultados indicam que a captura de grande quantidade de 
CO2 proveniente da combustão de bagaço e palha é possível, mas há significativa redução da 
eletricidade que pode ser comercializada. E essa informação é fundamental para que se comece 
a estudar como os sistemas CCS poderão ser viabilizados, economicamente.  
A seguir, é apresentada síntese de resultados e as principais considerações para o sistema 
BIG-CC com melhorias, e o sistema de cogeração convencional.  
4.5.1. Sistema BIG-CC integrado a usina 
Os resultados da simulação do sistema BIG-CC baseado em gaseificação pressurizada, 
sem CCS, indicam a produção de 275 kWh/tc ao longo de um ano, sendo 245 kWh/tc 
excedentes; a geração total equivale a 315 kWh/tc, sendo 40 kWh/tc consumidos no próprio 
70 
sistema de potência. Com a introdução do sistema de captura de CO2, tanto dos gases de 
combustão quanto do fluxo proveniente da fermentação, e a compressão até níveis que 
permitem a alimentação de gasodutos ou a injeção em aquíferos próximos, a eletricidade 
excedente que pode ser comercializada cai significativamente, chegando a 142 kWh/tc. É uma 
drástica redução, mas o excedente está ainda bastante acima do que é comercializado, em 
média, pelas usinas mais modernas (da ordem de 60 kWh/tc, ou um pouco mais). Na verdade, 
o valor calculado (142 kWh/tc) é equivalente ao máximo que pode ser comercializado a parir 
dos sistemas de cogeração convencionais, sem captura de CO2. 
Os resultados apresentados na Tabela 3.6 indicam que a penalidade imposta pelo 
tratamento dos gases de exaustão, mais o bombeamento da amina, representam 10,4 MW, e 
equivalem à potência requerida para comprimir o CO2 capturado dos gases de combustão (11,8 
MW), e são mais do que o dobro da potência requerida para comprimir o CO2 proveniente da 
fermentação (5 MW). Embora essa demanda seja significativa, não foram identificadas 
oportunidades de redução, a não ser as associadas à mudança da tecnologia de captura (e.g. 
usando membranas).  
A adoção de outra tecnologia de captura, como a baseada em membranas, também deve 
trazer o benefício de eliminar (ou minimizar) as perdas associadas à demanda de vapor para 
recuperação da amina, que reduzem em mais de 29 MW a geração de potência no ciclo BIG-
CC. Esses dois pontos indicam a necessidade de se estudar tecnologias de captura alternativas 
em relação à que foi considerada neste trabalho. Isso inclui a adoção da tecnologia pré-
combustão, que não permitirá total captura do CO2 para as tecnologias de gaseificação 
consideradas neste trabalho, mas pode ter menor impacto na potência líquida, e permitir melhor 
solução de integração com a usina. 
Não só no Brasil, poucas usinas de cana têm capacidade de moagem para viabilizar a 
integração com sistemas BECCS tais como o analisado neste trabalho. Por outro lado, apenas 
considerando sistemas BECCS, a quantidade de CO2 capturado por ano é, mesmo sem a captura 
total, muito grande: próxima a 1,29 MtCO2/ano. 
Mas os riscos associados à configuração estudada são muitos, e não é possível imaginar 
que essas unidades poderiam ser viabilizadas em curto prazo. Os riscos envolvem o sistema 
BIG-CC, uma vez que a tecnologia ainda não é comercial, e o próprio sistema de captura. Do 
ponto de vista econômico, o investimento para a captura de CO2 precisaria ser remunerado não 
só para cobrir os custos de capital e de operação do sistema, mas também o custo de 
oportunidade da não venda de 103 kWh/tc.  
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A Figura 4.1 apresenta a síntese dos resultados da geração de eletricidade do sistema BIG-
CC com e sem captura, e do consumo de auxiliares, ressaltando a geração excedente. 
 
Figura 4.1 Perfil da geração de eletricidade anual, e das demandas internas, do sistema BIG-
CC com captura de CO2, integrado a uma usina de cana, baseado em gaseificação 
pressurizada, com melhorias 
 
4.5.2. Sistema convencional 
Como a viabilidade dos sistemas BECCS com adoção da tecnologia BIG-CC não existirá 
em curto prazo, mais ainda se justifica a análise da captura em sistemas convencionais. A Figura 
4.2 apresenta a síntese dos resultados obtidos.  
A avaliação dos resultados do sistema convencional indica a possibilidade de atendimento 
de todas as demandas, e ainda haver excedente de eletricidade para comercialização: no caso 
analisado, 54 kWh/tc. O índice associado ao excedente não é baixo em relação ao que é 
comercializado pelas usinas que atualmente vendem eletricidade (60 kWh/tc, ou um pouco 
mais), mas é apenas 37% do potencial calculado (147 kWh/tc). Em adição, também deve ser 
lembrado que os impactos poderiam ser ainda maiores, pois os resultados correspondem à 
captura de 73% de todo o CO2. 
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Figura 4.2 Perfil da geração de eletricidade anual, e das demandas internas, do sistema de 
cogeração convencional com captura de CO2, integrado a uma usina de cana  
 
As penalidades devido à captura do CO2 da fermentação são pequenas (6 kWh/tc), o que 
indica que a alternativa deve ser priorizada. Mas as penalidades da captura de CO2 do sistema 
de cogeração superam 85 kWh/tc, devido aos quase 21 MW requeridos pelo sistema CCS (i.e. 
tratamento dos gases, bombeamento do solvente e compressão do CO2), e à perda de quase 30 
MW devido à extração de vapor da turbina, para a recuperação do solvente. Os mais de 50 MW 
representam 46,3% da potência gerada.  
Os resultados sugerem a necessidade de se buscar alternativas para a captura do CO2 em 
sistemas de cogeração convencionais. A primeira ação é analisar o impacto de sistemas pós-
combustão, ainda com captura por absorção, mais modernos, como os previstos por (PEETERS; 
FAAIJ; TURKENBURG, 2007; SINGH, 2011). Da mesma forma, deve ser analisada a 
viabilidade dos sistemas com membranas. Por causa da estreita margem de excedente, também 
devem ser identificadas e avaliadas todas as oportunidades de otimização energética do sistema, 
em seu conjunto, incluindo a unidade de cogeração e a compressão do CO2. 
Por último, é importante conceber estratégias para a introdução de sistemas de captura de 
CO2 dos gases de combustão das unidades de potência convencionais, que queimam biomassa. 
Como o potencial técnico e econômico da geração de eletricidade excedente em usinas de cana 
é grande, são elas boas alternativas para a introdução de unidades piloto. Por exemplo, para o 
caso da usina estudada, com o tratamento de 20-25% dos gases de exaustão poderia haver 
captura de quantidade equivalente ao CO2 produzido na fermentação, o que pode trazer 
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vantagens do ponto de vista econômico, por causa dos ganhos escala nos sistemas de 
compressão e transporte. 
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5. CONCLUSÕES 
Neste trabalho foi avaliada a viabilidade técnica de sistemas BECCS associados a 
unidades de geração de eletricidade em usinas de açúcar e etanol. O objetivo principal foi 
avaliar o impacto sobre a geração de eletricidade excedente. Na análise foi incluída a alternativa 
de captura do CO2 produzido na fermentação, no processo de produção de etanol.  
Foram simulados três sistemas, sendo dois deles unidades BIG-CC, e outro sistema de 
cogeração convencional. A partir do primeiro caso analisado (unidade BIG-CC baseada em 
gaseificação atmosférica), foram identificadas oportunidades de melhoria dos sistemas. Ao 
final, um dos sistemas de potência foi definido como sendo uma unidade BIG-CC baseada em 
gaseificação pressurizada, mas com geração de vapor complementar e com queima de palha da 
cana (para atender a demanda do processo industrial). Isso por causa da impossibilidade de se 
alcançar total integração energética entre a usina, o sistema BIG-CC e a unidade CCS. A 
comparação que foi feita entre o sistema BIG-CC e o sistema de cogeração convencional 
respeita duas condições: ambos estão integrados às usinas que têm a mesma capacidade anual 
de moagem (4,2 Mt), e ambos têm o mesmo resultado em captura de CO2 (1,29 MtCO2/ano, 
incluindo o CO2 produzido na fermentação – 0,28 MtCO2/ano) 
Embora a quantidade de CO2 capturado seja grande, o que coloca a instalação simulada 
entre as maiores unidades BECCS em operação, ou concebidas, em todo o mundo, a captura 
não supera 73% do CO2 emitido, devido à impossibilidade de se gerar vapor que é necessário 
para a recuperação da amina no caso dos dois sistemas analisados. Por outro lado, os 0,47 
MtCO2/ano não capturados correspondem à emissão biogênica, por causa da origem do 
combustível (bagaço e palha da cana). 
Tanto o sistema baseado na unidade BIG-CC quanto o sistema baseado no sistema de 
cogeração convencional atendem as demandas do processo industrial e os requerimentos 
energéticos do sistema CCS, e geram eletricidade excedente: 142 kWh/tc, no caso da unidade 
BIG-CC, e 54 kWh/tc no caso do sistema de cogeração convencional. A estimada eletricidade 
excedente é significativa quando comparada com o máximo que pode ser comercializado por 
usinas com sistemas de cogeração convencionais, mas otimizados (140-150 kWh/tc), e com o 
que tem sido comercializado pelas usinas que mais avançaram nesse sentido (60 kWh/tc, ou um 
pouco mais). Mas as penalidades dos sistemas CCS representam 39% da eletricidade gerada no 
caso da unidade que tem o sistema BIG-CC, e 52% no caso da unidade que tem o sistema de 
cogeração convencional. Em relação às estimativas feitas para ciclos combinados que queimam 
gás natural (penalidades da ordem de 15% da potência de referência), as maiores penalidades 
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no caso dos sistemas BECCS devem-se à maior intensidade de carbono do gás pobre (e.g. tC/TJ 
do combustível) e à menor eficiência de geração de eletricidade dos sistemas de potência aqui 
estudados. 
O grande impacto da captura de CO2 indica a necessidade de se pensar em alternativas, 
pois outras tecnologias podem ser melhores. Neste trabalho foi considerada unicamente a 
tecnologia pós-combustão, com captura por absorção, usando amina como solvente, por ser a 
mais empregada e a que teve mais avanços em seu desenvolvimento. É preciso considerar a 
possibilidade de otimização energética da mesma tecnologia (i.e. menor demanda de vapor e 
menor temperatura do vapor requerido) e o emprego de membranas, tanto na variante de captura 
pós quanto na alternativa pré-combustão. 
Evidente que é preciso analisar em que condições haverá viabilidade econômica para 
sistemas BECCS como os estudados neste trabalho. O fato das tecnologias BIG-CC e CCS 
estarem em estágio ainda inicial de desenvolvimento faz com que ambas sejam caras e haja 
muitos riscos associados. E a grande penalização na potência elétrica dos sistemas fará com que 
os custos das emissões evitadas (e.g. US$/tCO2) sejam altos, pois também será preciso 
compensar a perda de receita da não comercialização da eletricidade. 
Embora a usina considerada neste estudo seja de grande porte (moagem de 4,2 Mt de cana 
por ano), é possível dimensionar sistemas para usinas menores. Do ponto de vista da eficiência 
energética, as informações disponíveis na literatura não indicam efeitos de escala para os 
sistemas CCS, mas pode haver impactos do ponto de vista econômico. 
A captura de CO2 proveniente da combustão de biomassa residual da cana, em sistemas 
de potência, ainda está distante de ser realidade. Este trabalho indica vários aspectos em que a 
pesquisa precisa avançar, para que a integração da captura de CCS com os sistemas de potência 
nas usinas de cana seja mais eficiente, e possa haver viabilidade econômica. Entretanto, a 
captura do CO2 da fermentação impõe pequenas penalidades, e os desafios tecnológicos são 
menores. Portanto, a viabilização das primeiras unidades é recomendável, para trazer 
experiência e estabelecer referência. 
 
Para trabalhos futuros no tema são feitas as sugestões relacionadas na sequência. 
• Devido às altas penalidades em energia da unidade CCS, a viabilidade técnica de outras 
tecnologias de captura deve ser estudada. Para os sistemas convencionais de cogeração, a 
tecnologia baseada em membranas deve ser priorizada, enquanto para os sistemas BIG-CC 
devem ser estudadas as membranas para a separação em pós e pré-combustão.  
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• No caso dos sistemas BIG-CC com captura pré-combustão, o enriquecimento do gás 
pobre com biogás, produzido a partir do vinhoto, é uma alternativa para melhorar o desempenho 
das turbinas a gás e para aumentar a captura de CO2. 
• Os impactos de melhorias do sistema pós-combustão com captura por absorção devem 
ser igualmente estudados.  
• Para uma análise completa e realista da viabilidade de sistemas BECCS no contexto 
sucroenergético brasileiro, e indispensável uma avaliação econômica. 
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ABSTRACT 
Effective climate change mitigation requires deep changes of the current energy systems and, 
in particular, the profile of electricity generation shall be deeply modified regarding the current 
status. For instance, to avoid the increase of planet’s temperature over 2°C along this century, 
worldwide the average emission factor in electricity generation shall be reduced from more than 
520 kgCO2/MWh to nearly zero in 2060. Biomass Energy with Carbon Capture and Storage 
(BECCS) is an emerging technology that combines large scale biomass energy applications 
with the capture and storage of CO2 and has the potential to remove carbon from the 
atmosphere. Most IPCC scenarios that consider the upper limit of 2°C require BECCS at a large 
scale. The proposed paper focus on assessing the impacts of BECCS on the performance of 
power plants based on biomass integrated gasification to combined cycles (BIG-CC). The 
subject has been addressed in an on-going research project. It is considered the use of residual 
sugarcane biomass (bagasse and straw), available in large-scale and at relatively low cost in 
Brazilian sugarcane mills. As the carbon emissions of these biomass sources are very low, 
because they are already available as by-products at the mills, the adoption of CCS systems can 
allow substantial negative emissions. The results presented in the paper are based on 
computational simulations of combined cycles integrated to atmospheric gasifiers; conventional 
gas turbines have been simulated considering off-design strategies, as the heating value of the 
biomass derived gas is much lower than natural gas. For the CCS systems, information available 
at the literature (considering CCS in natural gas combined cycles) has been used in order to 
estimate capture efficiencies and energy requirements. The authors believe that the results are 
crucial for estimating the feasibility of pilot BECCS units. Biomass power units in sugarcane 
mills can be adequate for CCS pilot projects for two reasons: first, because of the high 
availability of residual biomass at lower cost and, second, because of the possible synergies 
with the ethanol plant (and, in the future, with biorefineries) and the opportunities for capturing 
carbon dioxide from biofuels and chemical production process. 
 
KEYWORDS 
Bioelectricity, carbon capture, simulation, gas turbine, gasification, negative emissions  
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1. INTRODUCTION 
Effective climate change mitigation requires deep changes of the current energy systems and, 
in particular, the profile of electricity generation shall be deeply modified regarding the current 
status. For instance, to avoid the increase of planet’s temperature over 2°C along this century, 
worldwide the average emission factor in electricity generation shall be reduced from current 
524 kgCO2/MWh to zero in 2060 [1]. 
 
Biomass Energy with Carbon Capture and Storage (BECCS) is an emerging technology that 
combines large scale biomass energy applications with CO2 capture and storage and has the 
potential to remove carbon from the atmosphere. Most IPCC scenarios that consider the upper 
limit of 2°C require BECCS at a large scale [2]. 
 
Among all crop residues, sugarcane bagasse is one of the most abundant and has been used as 
fuel in combined heat and power plants because of its properties and low costs [3]. In Brazil, 
all sugarcane mills are self-sufficient from an energy point of view due to the high availability 
of bagasse, and about one third of them are able to export surplus electricity to the grid. Also in 
Brazil, and more recently, biomass availability at the mill site has enlarged – with sugarcane 
straw (leaves and tops of the plant) – due to the growing practice of green cane harvesting [4].  
 
In this paper it was considered the so-called BIG-CC technology (Biomass Gasification 
Integrated to Combined Cycles) that is still far from being commercial. So far only one pilot 
plant operated during some years (in the 1990s), in Värnamo, Sweden, but the unit was shut-
down due to its high costs; this unit was based on pressurized gasification. Here, it is considered 
that sugarcane residual biomass – bagasse, complemented by some straw – would be gasified 
in atmospheric reactors, with air injection. The resulting biomass derived gas (BDG) would be 
a low-calorific fuel. In principle, it would be easier to operate a system based on atmospheric 
gasification, despite the fact that it requires an additional gas compressor which impacts the 
power output and plant efficiency [5].  
 
Firing low-calorific value (LCV) gases in commercial gas turbines implies operating them in 
off-design conditions, besides special adjustments (e.g., in the combustion chamber) [6]. 
Control strategies to fire LCV gases in conventional turbines includes: de-rating, reduction of 
the airflow at the compressor inlet by closing inlet guide vanes and the extraction of air at the 
compressor discharge [7].  
 
 
2. SYSTEM DESCRIPTION AND MODELLING PROCEDURE  
This work focuses on assessing the impacts of BECCS on the performance of power plant based 
on biomass integrated gasification to combined cycles. This section describes the details of each 
component of the hypothetical power plant considered to be installed at a typical sugarcane 
mill, in Brazil. 
 
2.1. Biomass derived gas (BDG) 
A fuel gas derived from biomass gasification, with LCV, is considered to be fired in a 
commercial gas turbine, instead of natural gas. The biomass used as feedstock is sugarcane 
residues: the bagasse (derived from the fibres of the plant) and the leaves and tops of the plant, 
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called sugarcane straw. BDG composition here considered is based on previous studies in which 
the gasification, tar cracker and BDG clean-up (at low temperatures) were considered. Clean 
BDG suppose that all contaminants were removed. After fuel gas clean-up, that it is supposed 
to occur at low pressure and at low temperature, BDG is compressed to feed-it the gas turbine, 
process that requires 461 kW per kg/s of BDG [5]. 
 
Table 1 shows the estimated composition of the clean BDG. Typical LCV gases from biomass 
gasification – with air injection – presents lower heating values (LHV) around 5-7 MJ/kg [6]. 
The BDG considered in this paper presents a LHV of 5.16 MJ/kg. The operation of a non-
adapted gas turbine would be impacted by such very low calorific value. The carbon emission 
factor of the BDG is estimated at 32.8 tC/TJ (fuel), value that is at least twice higher than the 
value of a typical natural gas. 
 
Table 1. Composition of the BDG (% volume) 2 
 
Component H2 CO CO2 CH4 C6H6 H2O N2 
Biomass-
derived gas  
16.69 19.98 10.49 2.63 0.33 3.24 46.64 
 
2.2. Gas turbine 
For setting the gas turbine model, the ABB GT11N2/1997, a 117 MW- class gas turbine, was 
considered. Due to constraints that will be further discussed, the associated combined cycle has 
steam raised in single pressure. Simulation was accomplished in a non-commercial software 
able to deal with gas turbines and derived cycles, developed by the authors. The calibration of 
the gas turbine modelling was initially performed comparing ISO basis results with GateCycle 
software version 6.1.4., operating with natural gas. Gas turbine operation parameters were 
obtained and a basic model resulted from this process. The second stage of calibration included 
simulation of the same gas turbine varying the ambient temperature from -10 to 45°C. 
Comparing with GateCycle, the results obtained by the authors with their own procedure have 
a deviation lower than 1.85% (for net capacity, thermal efficiency and exhaust gas temperature) 
in the whole range of ambient temperatures. Table 2 presents the GT main parameters, obtained 
from GateCycle software and estimated from the calibration process. 
 
Table 2. Gas turbine (GT11N2) main parameters operating with natural gas (LHV=47.75 
MJ/kg) at ISO basis. The grey row shows estimated GT parameters used in simulation 
process.  
 
Air flow rate 
Compressor 
pressure 
ratio 
Fuel flow 
Combustion 
temperature 
Gross power Thermal 
efficiency 
(kg/s) (kg/s) (°C) (MW) 
366.2 15.03 6.99 1244.6 116.7 35% 
Compressor 
isentropic 
efficiency 
Exhaust gas 
temperature 
Mechanical 
efficiency 
Alternator 
efficiency 
Auxiliary 
Power 
(°C) (kW) 
0.907 530.85 0.96 0.96 650 
                                                 
2[11] 
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Gas turbine de-rating was the strategy considered to make possible its continuous operation 
with BDG fuel. It is supposed that gas flow is chocked at the entrance of the expansor and the 
combustion temperature was decreased until attaining the maximum acceptable pressure ratio: 
the maximum pressure ratio was imposed at 16.37, 9% above of the nominal pressure ratio at 
ISO basis. The simulation code has a function that allows the correction of the compressor 
isentropic efficiency according to its operating pressure ratio, which was defined based on 
parameters observed from GateCycle for the reference model of the same GT.  
 
Table 3 shows results of GT operation with BDG, when the de-rating imposed is 145°C (vis-à-
vis the combustion temperature at ISO basis, with natural gas). In order to evaluate the 
performance closer to typical Brazilian conditions, it was considered air ambient temperature 
as 25°C. Comparing results presented in Tables 2 and 3, it is important to highlight that the fuel 
flow is nine times higher in the BDG case, and that the exhaust gas temperature is about 70°C 
lower in the same case, with important impacts on steam production at the HRSG. 
 
Table 3. Gas turbine (GT11N2) simulation results operating with BDG (de-rating) 
 
Air flow rate 
Compressor 
pressure 
ratio 
Fuel flow 
Combustion 
temperature 
Gross power Thermal 
efficiency 
(kg/s) (kg/s) (°C) (MW) 
355.9 16.37 62.3 1099 116.9 36.4% 
Compressor 
isentropic efficiency 
Exhaust gas 
temperature 
(°C) 
0.887 460.77 
 
2.3. Power plant/mill integration  
The BIG-CC power unit would be fully integrated to a typical Brazilian sugarcane mill, 
supplying electric power and process steam to the industrial process. Typical steam demand in 
a sugarcane mill, both for sugar and for ethanol production, corresponds to 360-420 kg of steam 
at 2.5 bar and 137°C per tonne of sugarcane processed [8]; conscious about the difficulties of 
reaching so high steam demand, in this paper it was considered that it would be reduced to 280 
kg of steam/tonne of sugarcane, level that is technically feasible but probably would require 
high investments. Fully integration of the BIG-CC unit to the mill imposes a compromise 
solution, balancing the capacity to match the steam demand and the biomass availability. It was 
supposed that the BIG-CC should operate with the largest possible annual capacity factor, 
despite the fact that the mill only operates during eight months due to constrains of sugarcane 
supply. As it is commented in details in the next section, at this point of the ongoing research it 
was not possible to reach a better integration solution.  
 
Table 4 presents a summary of the main parameters assumed in this paper, together with some 
simulation results. Bagasse availability depends on the fibre content of the sugarcane plant, and 
it was assumed 14% (a typical value for most of the sugarcane species cropped in Brazil). 
Bagasse is available after the crushing process (for extracting the juice) with 50% absolute 
moisture, that means 280 kg of bagasse per tonne of cane. Straw availability at the field was 
estimated as 140 kg (dry) per tonne of cane and it was considered that 50% could be transported 
to the mill to be used as fuel; straw would be available at the mill site with about 13% moisture. 
The assumed LHV values were 7.52 MJ/kg (50% moisture) for bagasse and 12.96 MJ/kg (13% 
moisture) for straw [9]. 
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Table 4. Characteristics of the mill and simulation hypothesis 
 
Parameter Value 
BIG-CC annual capacity factor 95% 
Harvest season (days) 240 
Mill capacity factor during harvest season 90% 
Bagasse production per tonne of sugarcane3 (kg) 280 
Biomass- BDG ratio4 (kg/kg) 0.739 
Biomass flow required for gasification (kg/s) 46 
Steam process requirement per tonne of sugarcane5 (kg) 280 
Straw availability per tonne of sugarcane6 (kg) 161 
Straw availability at the mill, compared to the availability at the field 50% 
 
2.4. Carbon capture unit  
In this study it was assumed post-combustion technology for carbon capture. The capture rate 
was defined at 90% of CO2 emissions. Furthermore, the technology is based on capture with 
amine and a large amount of steam is required for solvent regeneration. The flue gas was 
considered to be cleaned by an absorption process within an amine-based solvent that requires 
3.24 GJ/t CO2. It was assumed that steam is required at 5 bar and 160°C [10]. 
 
Power requirements in the capture unit were classified into two major groups: flow gases 
treatment and CO2 compression. According to Khorshidi et al. (2016), flow gases treatment 
includes electrical energy requirement of pumps and blowers, capture pre-treatment pumping, 
cooling water pumping and blower duties, and finally solvent pumping duties. The energy 
required for flow gases treatment was estimated at 0.02304 kWh per unit of exhaust gas flow, 
in kg/s. In addition, it was assumed that CO2 compression requires 84.9 kWh per tonne of CO2 
captured, allowing a final CO2 pressure at 146 bar to meet a pipeline for delivering. These two 
indicators were estimated from Khorshidi et al. (2016), who assess CO2 capture in different 
configurations of co-fired gas turbine power plants (combining BDG and natural gas). 
 
 
3. RESULTS AND DISCUSSION 
 
3.1. GT firing BDG 
Results of GT operation with BDG are presented in Table 3. The gross electric power is almost 
the same as when GT operates with natural gas, but its thermal efficiency is slightly higher 
(36.4%, LHV basis) in the BDG case compared with the reference one (35%, LHV basis). The 
GT de-rating is compensated by the higher compressor pressure ratio and by the higher gas 
mass flow in the expander. However, the penalty of compressing the BDG after its clean-up (it 
is supposed that the process occurs at low pressure and low temperature) – 28.7 MW is the 
                                                 
3 Considering moisture content of 50% [12] 
4 Index calculated for BDG production based on mass balances [13] 
5 [8] 
6 [8] 
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estimated power required – reduces the GT net electric power to 88.2 MW and its net thermal 
efficiency to 27.5%. 
 
3.2. BIG-CC – mill integration  
Integration of a BIG-CC power unit to a sugarcane mill is a challenge, because system’s ability 
to raise steam in not compatible with the high process steam demand. As mentioned in section 
2.3, in this paper it was supposed that steam demand could be reduced to 280 kg/t of sugarcane 
but, even though, it was not possible to find a solution that would correspond to the ideal thermal 
integration. This is partially due to the lower temperature of the GT exhaust gas flow, as 
consequence of the de-rating and of the higher compressor pressure ratio. Taken into account 
the GT exhaust gas temperature, it was defined that steam produced at the HRSG, at just one 
pressure level, would be at 450°C (i.e. 10°C lower than GT exhaust temperature). Have 
concluded that it would be impossible to match steam demand with the HRSG, the alternative 
proposed included a conventional steam boiler operating during harvest season. In this case, 
straw would be used as fuel; aiming at minimizing the required biomass, it was defined that 
steam would be raised at relative low pressure and temperature, and, as consequence, power 
production in a steam turbine – that was not the priority – is small.  
 
The annual milling capacity of the industrial unit was them defined considering two main 
aspects: 
 The mill should have enough own biomass to assure BIG-CC operation all-over the year.  
 And, enough straw to assure steam production for supplying the industrial process during 
the harvest period. 
 
The resultant mill capacity is 4.4 Mt/y (million tonnes of sugarcane crushed per year) and 42% 
of the straw (vis-à-vis the amount available at the field) should be diverted to be fired in a 
conventional boiler to generate process steam. Even considering Brazilian conditions, a mill 
able to crush 4.4 Mt/y is larger than the average – that is about 2 Mt/y. Supposing that 50% of 
the total straw would be transported to the mill, to be used as fuel, the remaining 8% would be 
used to feed the gasifier and to produce BDG, complementing the bagasse. It was supposed that 
the mix bagasse and straw would be processed together, and that the moisture of biomass at the 
entrance of the dryer (before the gasifier) would be the same. 
 
The parameters of the conventional steam cycle are presented in the upper part of Table 5. In 
the case of the steam turbine in which the exhaust would be at 2.5 bar, close to saturation, the 
estimated isentropic efficiency could be 0.68.  
 
Results of the power plant, considering all hypothesis for integration BIG-CC – mill, are 
presented in Table 6 (BIG-CC + conventional steam column). In this case the net electricity 
output is 144.8 MW during harvest season and 125.9 MW out of harvest season (the difference 
is the power produced by the turbine that expands steam that goes to the industrial process), 
resulting 248 kWh generated per sugarcane tonne; this is an indicator commonly used to express 
the efficiency of electricity production in a sugarcane mill, and the result could be compared to 
150-170 kWh/t of cane, that is the maximum output of a state-of-art steam combined heat and 
power, burning up to 50% of straw combined with bagasse. It can be concluded that, despite all 
constrains presented in this paper, a BIG-CC is potentially much more efficient than a 
conventional steam combined heat and power system. 
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In Table 6 the results of electricity thermal efficiency correspond to an evaluation in which the 
only product is electricity and all fuel consumption is attributed to its generation. Obviously that it 
is a simplification, once the system is a combined heat and power.  
 
Table 5. BIG-CC resultant configuration for power plant/mill integration  
 
Conventional steam cycle 
(mill integration) 
Boiler efficiency 0.85 
Inlet water T=90°C 
Steam raised at 20 bar, 300°C  
Exhaust steam pressure 2.5 bar 
HRSG + steam turbine  
Without Carbon Capture 
Storage 
Pinch point ΔT =10°C 
Overall isentropic efficiency of steam turbine 0.85 
Steam raised at 25 bar, 450°C 
Steam pressure at the condenser 0.096 bar 
HRSG + steam turbine  
With Carbon Capture Storage  
Pinch point ΔT =10°C 
Overall isentropic efficiency of steam turbine 0.85 
Steam raised at 15 bar, 270°C  
Exhaust steam pressure 5 bar 
 
 
Table 6. Performance results of the BIG-CC plant, with and without capture carbon storage 
 
 
BIG-CC + 
Conventional 
steam cycle 
BIG-CC + CCS 
CO2 emission from GT (Mt/y)  1.1 0.11 
CO2 emission from steam cycle (Mt/y) 0.42 0.42 
   
Energy requirements   
BDG compressor (MW) 28.7 28.7 
Energy required for treatment of flow gases (MW)  34.7 
CO2 compressor (MW)  10.6 
   
BIG-CC electricity output    
GT (MW) 116.9 116.9 
HRSG + steam turbine (MW) 37.7 10 
Conventional steam cycle (MW) 18.9 18.9 
Net electricity output during harvest season (MW) 144.8 71.8 
Net electricity output out of harvest season (MW) 125.9 52.9 
   
Electricity thermal efficiency  21% 10% 
Energy penalty for CCS (%)7  53% 
 
 
                                                 
7 Energy penalty due to CCS was evaluated in power basis. 
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3.3. BIG-CC + CCS  
Figure 1 shows a scheme of the integrated power unit plus the system that allows carbon 
capture. Carbon capture has a strong impact on the power output, not just because of the power 
requirements, but also due to the steam demand for recovering the solvent. The steam demand 
for this purpose was estimated, based on the description presented in section 2.4, at 1530 kg per 
tonne of CO2 captured. At this moment it was clear that it would be necessary to change the 
configuration of the power unit, and the possible modification was the use of the steam raised 
at the HRSG for this purpose.  
 
The first priority was on capturing CO2 from the largest exhaust gas flow, i.e., the one that 
comes from the gas turbine. As can be seen in Table 5, the hypothesis explored is that steam 
would be raised at lower pressure (15 bar, versus 25 bar) and lower temperature (270°C versus 
450°C) in order to have at the turbine exhaust steam at 5 bar and a temperature close to the 
saturation. Power produced in the steam turbine, expanding steam from 15 bar to 5 bar, would 
be a bonus, and not the priority. As can be seen in Table 6, almost 28 MW would be lost with 
this modification. 
 
The authors further concluded that it won’t be possible – at least without deep changes in the 
configuration of the power unit – to process (and to capture CO2 from) the exhaust flow that 
comes from the conventional boiler (that burns straw). The priority put on the emissions of the 
GT is due to two main reasons: the GT operates all year, while the steam cycle just during the 
harvest season; and, in an annual basis, the CO2 emissions due to GT operation is 2.6 times 
higher than those of the steam cycle.  
 
As can be seen in Table 6, the CCS implies a considerable energy penalty in the power system. 
The penalty due to CO2 compression and flow gas treatment represents a loss of 31% of the 
power output. Besides these power requirements, and as mentioned above, in addition almost 
28 MW would be lost due to changes for recovering the solvent. All impacts combined, the 
final result is a deep reduction in the net electricity produced – 74 MW – that implies about 
50% of the net power able to be produced during the harvest period, and 58% of the power 
during out of the harvest period. And the result is capturing about 65% of all CO2 emitted by 
the power unit.  
 
Attributing all emissions to electricity production, the final result is that the BIG-CC unit here 
considered would emit 608 tCO2 of biogenic carbon per GWh of net electricity produced (or 
kgCO2/MWh), while it would capture – and this corresponds to negative emissions – 1,136 
tCO2/GWh. 
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Figure 1. BIG-CC scheme considering CCS; the flow of condensate is not presented in both 
steam cycles. 
 
 
4. CONCLUSION 
 
This paper presents initial results of an assessment of BECCS on the performance of a BIG-CC 
power plant integrated to a sugarcane mill. It was considered gasification of residual biomass 
of sugarcane (bagasse + straw) in an atmospheric gasifier, and post-combustion capture of CO2 
from the exhaust gases of the gas turbine. At this stage of an on-going research, it was not 
possible to optimize the systems from an energetic point of view, and the results could be 
considered disappointing taking into account that only 65% of the CO2 emitted is captured. The 
results were impacted by the adopted operational strategy for controlling the GT burning BDG 
(based on de-rating), by the assumption that the gasifier would be atmospheric – with air-blown 
injection –, by the resultant difficulties of integrating the power unit to the mill, and by the very 
high steam consumption for recovering the solvent. The authors intend to enhance the 
performance results considering another strategy of GT controlling (closing inlet guide vanes), 
evaluating pressurized gasification and hot gases clean-up, enriching the fuel gas with biogas 
produced from biodigestion of vinasse and, eventually, adopting pre-combustion CO2 capture.  
 
Despite the huge impact of the CCS unit on the power plant – reducing the net electric power 
output by more than 50% - and the relatively modest rate of carbon captured (65%), it is 
promising the result of negative emissions (1,136 kgCO2/MWh), taken into account that the 
608 kgCO2/MWh correspond to biogenic emissions. More important at this stage of an on-
going research, the authors know how to improve both the fuel to electricity efficiency and to 
enlarge the rate of CO2 capture in innovative power plants that can be installed in sugarcane 
mills. 
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NOMENCLATURE 
BDG biomass derived gas   GT gas turbine 
BECCS biomass energy carbon capture 
storage 
 LCV low calorific value 
BIG-CC biomass integrated gasification 
to combined cycle 
 LHV lower heating value  
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APÊNDICE B - Calibração turbina a gás ABB GT11 N2 (1997)  
Parâmetro  GateCycle GTS1 Erro 
Potência liquida elétrica kW 116.728 116.728 0,00% 
Heat rate kJ/ kWh 10.297 10.297 0,00% 
Fluxo de gases kg/s 373,21 373,21 0,00% 
Temperatura de exaustão °C 530,88 530,86 0,00% 
Rendimento térmico  34,97% 34,96% 0,03% 
Cálculos 
Fluxo de combustível 
 (PCI 47750 kJ/kg) 
kg/s 6,992 6,9926 0,01% 
Fluxo de ar na entrada kg/s 366,2145 366,215  
Parâmetros de calibração 
Relação de pressões no compressor  15,03392 15,03393  
Eficiência isentrópica do 
compressor 
 0,905 0,906769  
Eficiência de combustão   0,99  
Perda de pressão na câmara de 
combustão 
  0,3  
Perda de carga na entrada da turbina mbar 6,221 6,221  
Perda de carga na saída da turbina mbar 13,6862 13,6862  
Eficiência do gerador   0,99  
Fração de ar de resfriamento   0,131  
Temperatura de combustão °C 1244,6 1191  
Eficiência isentrópica do expansor  0,9224 0,95  
Rendimento mecânico   0,98  
Potência auxiliar  895 457  
Parâmetros Ajuste fino (off design) 
Fator de correção do fluxo de ar (T) 
- TFC 
  0,25  
Fator de correção do fluxo de ar 
(Vane's) - VFC 
  0,01  
Fator de correção eficiência do 
compressor (T) - SEC 
  0  
Fator de correção eficiência do 
compressor (Vane's) - VEC 
  0,01  
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Calibração com variações de temperatura ambiente. As colunas em cinza 
apresentam os resultados de simulação com GateCycle 
 
 
 
Tamb 
[°C] 
Potência liquida 
elétrica [MW] 
Erro 
Temperatura de 
exaustão [°C] 
Erro  
-20 142.371 143.510 0,80% 508,28 500,96 1,44%  
-10 135.032 135.100 0,05% 513,95 509,35 0,90%  
-5 131.331 131.160 0,13% 517,01 513,56 0,67%  
0 127.579 127.380 0,16% 520,29 517,8 0,48%  
5 123.878 123.720 0,13% 523,69 522,09 0,31%  
10 120.294 120.180 0,09% 527,17 526,44 0,14%  
15 116.728 116.728 0,00% 530,88 530,86 0,00%  
20 113.128 113.350 0,20% 534,91 535,36 0,08%  
25 109.562 110.030 0,43% 539,23 539,95 0,13%  
30 106.129 106.740 0,58% 543,76 544,64 0,16%  
35 102.771 103.470 0,68% 548,64 549,45 0,15%  
40 99.262 100.210 0,96% 554,20 554,38 0,03%  
        
Tamb 
[°C] 
Rendimento 
térmico 
Erro 
Relação de 
pressões 
Eficiência do 
compressor 
-20 36,89% 37,46% 1,55% 16,6180 16,9056 0,8801 0,87801 
-10 36,38% 36,76% 1,04% 16,2177 16,3600 0,8877 0,88670 
-5 36,11% 36,41% 0,83% 15,9992 16,0914 0,8914 0,89104 
0 35,83% 36,06% 0,64% 15,7637 15,8248 0,8949 0,89529 
5 35,54% 35,70% 0,45% 15,5228 15,5599 0,8984 0,89937 
10 35,26% 35,34% 0,23% 15,2836 15,2962 0,9018 0,90322 
15 34,97% 34,96% 0,03% 15,0339 15,0339 0,905 0,90677 
20 34,65% 34,56% 0,26% 14,7635 14,7731 0,9082 0,90994 
25 34,33% 34,14% 0,55% 14,4809 14,5138 0,9114 0,91267 
30 34,01% 33,70% 0,91% 14,1980 14,2564 0,9144 0,91488 
35 33,67% 33,22% 1,34% 13,9060 14,0008 0,9174 0,91654 
40 33,29% 32,70% 1,77% 13,5832 13,7473 0,9197 0,91756 
